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CAPÍTULO I 
 
1.1 INTRODUCCIÓN 
 
Con la perforación del pozo exploratorio Drago 1 el 15 de julio de 2007, y después 
de realizar sus pruebas de producción, se confirma la existencia de hidrocarburos 
en esta estructura de acuerdo al estudio realizado por PETROPRODUCCIÓN, 
operadora del Campo Drago, tiene como objetivo producir y desarrollar sus 
campos petroleros, para lo cual se requiere implementar un nuevo modelo de 
negocios para desarrollar un campo petrolero en la Filial Petroproducción, luego 
de realizar su respectiva formulación, planificación, ejecución del proyecto a 
través de un análisis técnico como: su respectiva estructura, estratigrafía, modelo 
geológico y de reservorio,  producción de petróleo, agua y gas. Así también un 
análisis económico con el fin de llegar al propósito del Desarrollo óptimo para este 
campo petrolero que contiene un buen potencial hidrocarburífero. 
 
ANTECEDENTES 
 
PETROPRODUCCIÓN 
 
El petróleo es un recurso del subsuelo, no renovable, inalienable e imprescriptible 
del patrimonio del Estado, según establece la constitución, y pertenece a todos 
los ecuatorianos. 
 
Petroproducción es la filial ecuatoriana de exploración y producción de petróleo y 
gas de la compañía estatal ecuatoriana Petroecuador, cuyo principal objetivo es la 
exploración y explotación de cuencas sedimentarias de los campos petrolíferos 
del país adjudicado a Petroecuador, además de transportar crudo desde los 
campos petrolíferos hacia las instalaciones de almacenamiento.  
 
La Empresa Estatal de Exploración y Explotación de Petróleos del Ecuador 
PETROPRODUCCION, fue creada el 26 de septiembre de 1989 con el objetivo de 
explorar, explotar las cuencas sedimentarias, así como también de operar los 
 2 
 
campos hidrocarburíferos asignados a PETROECUADOR, y transportar el 
petróleo y gas hasta los principales centros de almacenamiento. 
Actualmente a junio del 2010 operan 44 campos petrolíferos desarrollados en la 
era Texaco y CEPE, por lo que el actual reto de PETROPRODUCCION es iniciar 
con un nuevo modelo de negocio tanto en el ámbito técnico operativo como en el 
administrativo con el propósito de desarrollar por primera vez un nuevo campo 
petrolero, permitiendo incrementar la producción de petróleo generando a la vez 
mayores divisas al heraldo nacional. 
 
A continuación se presenta la Tabla de Producción de barriles de petróleo por 
años: 
 
 
 
 
 
 
 
Tabla 1.1.  Producción de Petróleo durante los años 2006 a 2010 
Fuente: Archivos de PETROPRODUCCIÓN 
Elaborado por: Los Autores 
 
1.2 OBJETIVOS 
 
1.2.1  Objetivo General: 
 Desarrollar el campo petrolero Drago, con buena organización institucional, 
mediante la implementación del primer modelo de negocios en la empresa 
Petroproducción, con una eficiente asignación de los recursos y de un 
estudio que contempla la detección de reservas, ubicación de pozos, 
construcción de vías de acceso y plataformas, análisis de impacto 
ambiental, la perforación y completación de pozos, montaje de facilidades 
de subsuelo y superficie, bajo el soporte de talento humano técnico y 
administrativo. 
 
Años Producción BPPD 
2006 175.000 
2007 170.000 
2008 186.000 
2009 180.000 
2010 190.000 
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1.2.2  Objetivos Específicos: 
 Implementar la gestión por procesos. 
 Elaborar un plan estratégico institucional. 
 Implementar un plan de fortalecimiento del talento humano. 
 Emplear adecuadamente la información. 
 Reducir los costos de ejecución del proyecto. 
 
1.3 MARCO TEÓRICO 
1.3.1 DESARROLLO DE UN CAMPO PETROLERO 
1.3.1.1 Exploración: 
 
El proceso de desarrollo de un campo petrolero comienza con la exploración, la 
misma que contempla localizar la acumulación continua y delimitada de petróleo 
en la parte estructural y estratigráfica de los yacimientos petrolíferos que se 
encuentran ubicados en las cuencas sedimentarias en el subsuelo, mediante 
métodos geológicos y sísmicos. 
De hecho, puede haber varios depósitos apilados: 
 Uno encima de otro,  
 Aislados por capas intermedias de esquistos y  
 Rocas impermeables 
El tamaño de esos depósitos varía desde unas pocas decenas de hectáreas hasta 
decenas de kilómetros cuadrados, y su espesor va desde unos pocos metros 
hasta varios cientos o incluso más. La mayor parte del petróleo descubierto y 
explotado en el mundo se encuentra en unos pocos yacimientos grandes. 
 
A continuación se presenta la figura de los trabajos sísmicos que se realizan 
antes de tomar la decisión de perforar un pozo: 
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Fig. 1.1. Trabajos de Sísmica 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
1.3.1.2 Explotación: 
 
Cuando se identifican formaciones geológicas potencialmente ricas en petróleo, 
se excavan pozos en la cuenca sedimentaria. Si un pozo perfora una roca de 
almacén porosa que contenga depósitos significativos de petróleo y gas natural, la 
presión en el interior de la trampa puede hacer que los hidrocarburos líquidos 
salgan espontáneamente a la superficie. No obstante, esta presión suele 
disminuir, de forma que el petróleo debe ser bombeado hasta la superficie a 
través de métodos de levantamiento artificial que emplean energía eléctrica en 
subsuelo y superficie. 
La presente figura nos presenta una torre de perforación presente en el Campo 
Drago en el momento de perforar el pozo petrolero Drago-01 
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Fig. 1.2. Torre de perforación 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Perforación PETROPRODUCCION 
 
1.3.1.3 Desarrollo de campo petrolero: 
El desarrollo de un campo petrolero es una actividad cíclica asociada con el 
descubrimiento de hidrocarburos, que con un perfil gerencial permita maximizar la 
recuperación de petróleo para obtener mayor rentabilidad al menor costo de 
producción. 
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La actividad cíclica consiste en lo siguiente: 
 
Fig. 1.3. Actividad cíclica para el desarrollo de un campo petrolero 
Elaborado por: Los Autores 
1.3.1.4 Facilidades en Superficie: 
Son el conjunto de una planta industrial que se encuentra equipada para manejar 
y controlar el flujo del hidrocarburo a través de ductos, tanques separadores de 
producción, bombas, compresores, válvulas, centros de generación, obteniendo 
una inspección especializada en el proceso de deshidratación del petróleo 
(petróleo, agua, gas) mediante los parámetros de presión de temperatura, 
presión, caudal y nivel. 
El presente gráfico nos presenta separadores de prueba y de producción 
utilizados para la separación del crudo 
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Fig. 1.4. Separadores en estación de producción 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Producción PETROPRODUCCION 
1.3.1.5 Talento Humano: 
 
Fig. 1.5. Técnicos de Campo 
Fuente: Departamento de Gerencia PETROPRODUCCION 
El grupo multidisciplinario integrado debe encontrarse bajo el lineamiento 
estratégico corporativo, satisfaciendo las necesidades de los clientes internos y 
externos. Debe conocer a cabalidad los procesos que se involucran en el 
desarrollo del nuevo modelo de negocios. 
Con el propósito de implementar un plan de negocios para el desarrollo del campo 
petrolero Drago se debe tener en claro definiciones básicas de proyectos los 
cuales son expresados a continuación: 
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1.3.2  PROYECTOS 
1.3.2.1 Definición de Proyectos 
Aunque existen muchas definiciones de proyectos, un proyecto puede definirse 
como: 
“Una secuencia lógica de tareas, que deben realizar las organizaciones o 
individuos, denominados ejecutores, en un plazo determinado, con 
determinados recursos, para lograr objetivos específicos”.1 
1.3.2.1.1 Profundidad de los proyectos 
La trayectoria de todo proyecto se materializa en su ciclo de vida, entendido como 
un proceso de transformación de las ideas en inversión y su sistematización, a 
través de los estados de preinversión, inversión y operación 
1.3.2.1.2 Pre inversión (pre factibilidad) 
Es la preparación y evaluación del proyecto, que permita obtener de él, el máximo 
excedente económico a lo largo de su vida útil, realizando para esto estudios de 
mercado, técnicos, económicos, financieros y otros, que al mismo tiempo 
maximicen los beneficios y minimicen los costos. 
La selección de los mejores proyectos de inversión, sigue las siguientes etapas:  
  Generación y análisis de la idea de proyecto 
  Estudio a nivel de perfil 
  Estudio de prefactibilidad 
  Estudio de factibilidad 
1.3.2.1.3 Inversión (factibilidad) 
En este estado se efectúan todas las acciones tendentes a ejecutar físicamente el 
proyecto o programa tal como fue especificado en la preinversión, a fin de 
concretar los beneficios netos estimados en la misma.  
                                                          
1 ADMINISTRACIÓN DE RECURSOS HUMANOS. IDALBERTO CHIAVENATO, Edición Año de edición:2007 
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Se distinguen dos etapas principales: 
 Diseño (reducción de riesgos) 
 Ejecución (asignación de recursos) 
 
1.3.2.1.4 Operación (ejecución o gestión) 
 
Consiste en poner en marcha los proyectos y concretar los beneficios netos y 
estimados en el estado de preinversión, en definitiva es la gestión misma del 
proyecto.  
En general los proyectos y especialmente los que se revisarán en el evento de 
capacitación, estarán orientados a los siguientes puntos de vista, que se 
desarrollarán más adelante, esto es rentabilidad financiera, económica y social. 
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1.3.2.2 Ciclos de un proyecto 
A un proyecto se lo puede identificar como un ciclo iniciando por la identificación 
de las ideas hasta llegar a una evaluación posterior como presentamos en el 
siguiente gráfico:  
 
Gráfico 1.1 Ciclos de un proyecto 
Elaborado por: Los Autores 
 
1.3.2.2.1 Ideas de proyectos 
 
Los proyectos constituyen procesos que parten de diagnósticos de la realidad, por 
tal motivo implica la identificación inicial de las demandas y problemas de la 
sociedad, los sectores afectados e interesados en la solución o no del problema y 
una previsión de las posibles oportunidades y posibilidades de solución. Esto 
configura una primera aproximación identificación del problema. Problema que 
requiere analizarse con mayor profundidad en el ciclo de proyectos, la 
construcción de los proyectos requieren procesos interactivos e interactivos, es 
decir, una práctica de constante ajuste que no necesariamente está programada. 
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Por ello las entidades deben desarrollar mecanismos predefinidos y ordenados de 
diseño, formulación y evaluación ex - ante y ex - post de proyectos, de manera 
que cumplan en el menor tiempo posible el ciclo de aprobación, ya que de no 
hacerlo las buenas ideas se convertirán en costos muertos para las 
organizaciones. No debemos olvidar que aún las emergencias deben estar 
definidas por la planificación de contingencia. 
Los proyectos constituyen intenciones que buscan: 
 Satisfacer necesidades insatisfechas y  
 solucionar problemas de la sociedad que requieren soluciones racionales y 
sistematizadas.  
 
1.3.2.2.2 Definición de objetivos 
Considerando a la elaboración y ejecución de proyectos un proceso continuo la 
identificación de los objetivos parte del diagnostico propio del problema, por lo 
cual hay diversas metodologías, que generalmente, se apoyan en técnicas de 
pensamiento deductivo e inductivo, siendo que un objetivo es consecuencia de 
otro.  
Los objetivos pueden definirse en distintos niveles de abstracción, la tecnología 
más utilizada por varios organismos internacionales y nacionales es el 
denominado marco lógico y que ve expresado a través de un matriz, con la 
siguiente estructura de objetivos: 
 
1.3.2.2.3 El Fin. 
Cada proyecto es la respuesta a un problema que se ha detectado. El Fin de un 
proyecto expresa el objetivo de desarrollo, es decir es una descripción de la 
solución al problema que se ha diagnosticado. Si, por ejemplo, el problema 
principal en el sector de explotación es un alto porcentaje de proyectos exitosos, 
el Fin sería aumentar el porcentaje de proyectos viables en la explotación.  
 
 12 
 
1.3.2.2.4 El Propósito 
 
El Propósito es el resultado esperado al final del período de ejecución. Es el 
cambio que efectuará el proyecto y el cual debe definirse en función de la solución 
de un problema o la satisfacción de una necesidad (impacto directo). El título del 
proyecto debe surgir directamente de la definición del Propósito. El marco lógico 
requiere que cada proyecto tenga solamente un Propósito. La razón de ello es 
claridad. Si hay más de un Propósito puede surgir una situación de “trade-offs” (se 
aproxima más a un objetivo al costo de alejarse de otro). En tal situación el 
ejecutor puede escoger perseguir el Propósito que él percibe como el de mayor 
importancia, o el más fácil de lograr, o el menos costoso.  
 
1.3.2.2.5 Los Componentes 
Los componentes son las obras, estudios, servicios y capacitación específicos 
que se requiere que produzca el gerente del proyecto dentro del presupuesto que 
se le asigna, y estos expresan lo que debe ser producido por un proyecto Cada 
uno de los Componentes del proyecto tienen que ser necesario para lograr el 
Propósito, y es razonable suponer que si los Componentes se producen 
adecuadamente, se logrará el Propósito.  
 
1.3.2.2.6 Las Actividades 
Las Actividades son las tareas que el ejecutor tiene que llevar a cabo para 
determinar cómo se producirán los componentes. Es importante elaborar una lista 
detallada de Actividades debido a que es el punto de partida del plan de 
ejecución.  
Hasta esta etapa del ciclo de proyecto se configura un conjunto de propósitos, 
que buscan dar solución a demandas o problemas de la sociedad. 
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1.3.2.3 Diseño de proyectos 
El diseño consiste en el armado o la arquitectura del proyecto, por lo cual se 
requiere definir las características y partes que conforman un proyecto, existe la 
necesidad de considerar las dimensiones, viabilidades o factibilidades. 
 
Debe considerar las dimensiones o viabilidad técnica, comercial, organizacional, 
financiera, económica del proyecto. La viabilidad proporciona una base racional 
para decidir si el proyecto se lleva adelante y si va a contar con recursos. El 
diseño consiste una etapa en donde intervienen equilibrios a considerar, como la 
flexibilidad, la temporalidad y las coyunturas que potencializan el éxito del 
proyecto.  
 
1.3.2.4 Análisis y aprobación de proyectos 
Los proyectos deben estar sujetos a la normativa y metodología (s) que fuere(n) 
adoptada(s) por la entidad que facilitara los fondos para que un proyecto sea 
aprobado debe ser viable en todos los aspectos exigidos. Los convenios tienen 
cláusulas generales, específicas y especiales. Las decisiones generalmente son 
tomadas por cuerpos colegiados multidisciplinarios, previa a la asignación de 
recursos. 
 
1.3.2.5 Ejecución de proyectos 
La ejecución es llevar a cabo la secuencia de tareas que conducen a los objetivos 
del proyecto. En esta etapa El plan de ejecución sirve de guía en esta fase, puede 
diseñarse como 13antt, pert – cpm, etc. La gestión en esta etapa debe ser 
situacional y adaptativa. 
Normalmente se requiere de una unidad de ejecución e independencia en las 
decisiones y manejo de recursos. La ejecución debe ser monitoreada y evaluada. 
El programa de actividades permite que el equipo de diseño, la administración de 
la empresa y el gerente de proyecto evalúe si el tiempo fijado para terminar el 
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proyecto es realista. También permite al gerente de proyecto distribuir y coordinar 
tareas cuando están participando muchas instituciones. 
 
1.3.2.6 Gestión de proyectos 
 
1.3.2.6.1 Actividades previas 
 
1.3.2.6.1.1 Situación sin proyecto y con proyecto (línea de base y viabilidad) 
Los proyectos son el resultado de la detección de una necesidad a satisfacer, que 
beneficie a un grupo objetivo de la sociedad; pero dicha necesidad debe ser 
identificada plenamente para que a futuro podamos evaluar hasta qué punto, la 
ejecución del proyecto resolvió los problemas de los involucrados.  
 
Construir una línea de base ayuda a definir adecuadamente cuál es la diferencia 
entre no ejecutar el proyecto (situación sin proyecto) y el ejecutarlo (situación con 
proyecto), para ello debemos tomar en cuenta los siguientes aspectos: 
 
 Preparar un diagrama con datos históricos (si se dispone) 
 Incluir datos de una norma técnica (si existiera) 
 Incluir datos de otras prácticas mejores o peores (compararse) 
 Levantar información de una muestra representativa, con información 
comparable (fuentes primarias) 
 Escoger la Meta: Situación en relación a la cual un indicador deberá ser 
medido. 
Si la meta definida es beneficiosa para el grupo objetivo, se analizarán varios 
elementos de viabilidad para la ejecución del proyecto. 
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1.3.2.6.1.2 Procedimientos de Negociación 
La negociación es una habilidad que no solo se aplica a la gestión directiva de las 
organizaciones, sino debe ser vista como un elemento cotidiano, por el cual todas 
las personas interactúan. 
 
En temas petroleros por ejemplo la construcción de un oleoducto tiene gran 
impacto financiero por las facilidades de transporte y manejo de hidrocarburos 
desde las fuentes de producción, hacia los puertos de comercialización o de 
refinamiento, pero genera impacto ambiental y social en su trayecto, que debe ser 
mitigado con planes de mitigación ambiental y de relaciones comunitarias. 
 
La negociación entre grupos y personas por lo expuesto debe responder a 
intereses muy concretos de cada actor y el llegar a acuerdos previos implica 
eliminar problemas a futuro, estos temas se analizarán con más profundidad en el 
Análisis de Involucrados. 
 
1.3.2.6.1.3 Procedimientos de Aprobación 
En la elaboración de proyectos es común utilizar un aforismo que indica que “un 
buen proyecto no está dado únicamente por la técnica, sino depende en gran 
medida en ceñirse a las necesidades del ente que lo aprobará”. Quien aprueba el 
proyecto, así como quien lo financia, usualmente tienen sus propias metodologías 
y visión propia de lo que desean y necesitan, por ello la mejor alternativa para que 
sea un proyecto aprobado es conocer las percepciones, metodologías, 
procedimientos, normas, estándares, plazos y demás actividades de los oferentes 
y demandantes de los proyectos. 
 
En materia petrolera, si bien existen estándares internacionales, varían 
considerablemente los volúmenes de producción, dado que las reservas 
petrolíferas, así como el acceso y los medios de explotación, varían de acuerdo a 
las condiciones de mercado, geográficas, climáticas, políticas, entre otras. 
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1.3.2.6.1.4 Gestión propiamente dicha 
Constituye un ejercicio constante de toma de decisiones, que buscan el 
cumplimiento de las actividades para contribuir al propósito y al fin del proyecto, 
para esto se requiere, entre otras, gestionar las siguientes dimensiones:  
 
 
 
  La gestión técnica 
busca determinar si es 
posible física o  
                               Gestión Técnica y/o Comercial materialmente 
“gestionar un proyecto” 
 
   
Constituye el ejercicio de toma de 
decisiones, que persigue asegurar 
                                  Gestión Financiera  que haya fondos suficientes para 
llevar adelante el proyecto hasta su 
conclusión 
     
GESTIÓN     El objetivo de la administración 
ambiental es lograr un equilibrio 
entre las demandas humanas de la 
   Gestión Ambiental  base de recursos naturales, tanto 
de las generaciones futuras como 
de las presentes y la capacidad del 
ambiente para satisfacer esas 
demandas 
    
Se refiere a las habilidades y 
capacidades que disponen las 
Gestión Institucional   instituciones para una gestión que 
y Organizacional   genere impactos positivos para las 
organizaciones responsables. 
 
Elaborado por: Los Autores 
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1.3.2.7 Ejemplos de proyectos que maneja Petroecuador (Fuente 
Departamento de Proyectos PETROECUADOR) 
El sistema Petroecuador está dentro del negocio petrolero, lo cual implica el 
diseño de muchos tipos de proyectos complementarios a los de exploración, 
explotación, transporte y venta, estos se han agrupado para efectos de análisis, 
en cinco grupos:  
 Técnicos y/o Comerciales (industria petrolera: prospección, i&d en materia 
petrolera, explotación, almacenamiento, distribución, comercialización, etc.) 
 Investigación y Desarrollo (bacterias, biodiesel, energías alternativas, etc.) 
 Ambientales (impacto ambiental, mitigación, relaciones comunitarias, etc.) 
 Logísticos (adquisiciones, distribución, almacenamiento) 
 Técnico Administrativo (manejo técnico del personal, optimización del 
proceso, certificaciones de calidad, etc.) 
 
1.3.2.8  Formulación de un proyecto 
 
1.3.2.8.1  Definición de problema 
Es una técnica para examinar una problemática determinada y establecer las 
relaciones de causa y efecto que la definen. Sobre la base del diagnóstico 
anterior, se facilita la identificación de una solución a implementar, para lograr el 
tránsito a una situación deseable, donde el problema sobre el cual se interviene 
queda resuelto a satisfacción. 
La identificación de problemas y definición de problemas constituye una de las 
etapas en el ciclo de proyectos clave, la construcción más aproximada al 
problema tendrá efectos directos en los impactos resultantes de la ejecución del 
proyecto. Los componentes a seguir son los siguientes:  
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                                Guía la caracterización del contexto 
 donde se desarrollarán las 
políticas, programas y proyectos, y 
Análisis interno  facilita la evaluación de la 
y externo incertidumbre frente a los cambios 
que se introducen mediante 
acciones innovadores                                
 
   
  Es un ejercicio de diagnóstico, en la 
Interpretación  cual se identifican las variables y 
de la línea de base  factores modificables y a los  
DEFINICIÓN  cuales se pretende incidir mediante 
la ejecución de los proyectos                                   
    
     La manera tradicional de entender 
la gerencia estratégica está muy 
asociada con la elaboración de 
   Fundamentación  estrategias, que son planes 
   teórico-práctica  globales para la acción, 
deliberadamente formulados por las 
cúpulas de las organizaciones para 
garantizar la misión 
Elaborado por: Los Autores 
1.3.2.9 Stakeholders y shareholders 
El análisis de los involucrados/actores es una herramienta que permite identificar 
a aquellas personas y/u organizaciones interesadas en el éxito de una iniciativa, a 
aquellas que contribuyen o son afectadas por los objetivos de la misma, y a 
quienes tienen un poder de influencia sobre los problemas que hay que enfrentar. 
Es necesario reconocer a los diferentes actores o involucrados que reúnen ciertos 
atributos y recursos estratégicos que les permite tener capacidad de incidir y/o 
influir en los proyectos. En la formulación ejecución de los proyectos se identifican 
a los stakeholders y shareholders a través de una matriz denominada de análisis 
de actores la misma que analiza el comportamiento de los actores que tengan 
interés o papel o que sean afectados por los proyectos y programas para explorar 
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la viabilidad socio-política de las mismas. Sirve de apoyo al diseño de estrategias 
factibles. 
1.3.2.9.1 Cuadro de involucrados: grupos, intereses, problemas percibidos, 
recursos y mandatos, interés en el proyecto, conflictos potenciales 
La interpretación del cuadro nos facilita la viabilidad socio-política del proyecto a 
través de los siguientes componentes:  
1.3.2.9.1.1 Involucrados.-  
Son grupos, organizaciones y líderes, formales o informales, afectados por un 
problema bajo consideración y su posible solución y que tienen la capacidad de 
incidir en el proyecto.  
 
1.3.2.9.1.2 Intereses.-  
Qué intereses o demandas además de su mandato tiene ese actor en relación al 
proyecto  
 
1.3.2.9.1.3 Problemas percibidos.-  
Se refiere a las percepciones que cada actor tiene con respecto al problema(s) 
sobre el cual se intenta actuar.  
 
1.3.2.9.1.4 Recursos.-  
Ayuda a estimar el poder de cada involucrado en relación con la iniciativa.  
 
1.3.2.9.1.5 Mandato.-  
La razón oficial o formal que tiene ese actor  
 
1.3.2.9.1.6 Potenciales motivos para la construcción de alianzas.- 
Considerando las repuestas anteriores -mandatos, intereses, recursos, 
percepción del problema y posición- del actor; con cuáles actores o involucrados 
se pueden construir alianzas y porqué motivos. 
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1.3.2.9.1.7 Potenciales motivos para la generación de conflictos.- 
Considerando los componentes anteriores -mandatos, intereses, recursos, 
percepción del problema y posición- del actor, con cuáles actores o involucrados 
generaría conflictos y porqué motivos. 
A continuación se presenta una tabla de análisis de involucrados desarrollada por 
los autores en la que se presenta el desarrollo del Campo petrolero Drago. 
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ANÁLISIS DE INVOLUCRADOS 
 
 
ANALISIS DE ACTORES / INVOLUCRADOS 
Nombre del Caso: PLAN DE DESARROLLO DEL CAMPO PETROLERO DRAGO DE LA FILIAL PETROPRODUCCIÓN 
      
      
ACTORES / 
INVOLUCRADOS 
MANDATO 
INTERESES EN EL 
PROYECTO DEL ACTOR O 
INVOLUCRADO 
RECURSOS 
PROBLEMAS 
PERCIBIDOS 
POTENCIALES 
MOTIVOS PARA 
LA GENERACIÓN 
DE CONFLICTOS 
Ing. Geólogos y 
geofísicos 
 Sísmica y 
prospección 
geofísica 
Realizar el estudio geofísico 
del campo 
Capacidad técnica de 
su personal 
Identificación de los 
estratos presentes en el 
campo 
Comunidad: al no permitir el 
estudio del campo 
Ing. Yacimientos 
Cálculo de 
reservas 
Cálculo de POES y reservas 
Capacidad técnica de 
su personal 
Cálculos correctos 
Comunidad: no permite el 
paso del personal 
Ing. Petrolero 
Perforación de 
pozos 
Llegar a la profundidad 
deseada 
Capacidad técnica de 
su personal 
Tipo de perforación 
Comunidad: no permite el 
paso del personal 
Ing. Petrolero 
Facilidades del 
campo 
Cálculo del IP 
Capacidad técnica de 
su personal 
Flujo natural del 
yacimiento 
Comunidad: no permite el 
paso del personal 
Economista/ Ing. 
Financiero 
Análisis económico Factibilidad del proyecto 
Capacidad técnica de 
su personal 
Flujo neto de caja 
Comunidad: no permite el 
paso del personal 
Tabla 1.2 Análisis de actores/Involucrados 
Elaborado por: Los Autores 
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1.3.2.9.2 Dimensiones de análisis: poder, urgencia, legitimidad 
El Análisis de involucrados implica analizar los motivos o dimensiones por las que 
actúan los involucrados, siendo estas: el poder, la urgencia y la legitimidad, con 
sus interrelaciones, conforme se establece en el cuadro siguiente: 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico1.2 Análisis de Involucrados 
Elaborado por los autores 
 
1.3.2.9.2.1 Poder.-  
Se refiere a la existencia, presente o futura de recursos coercitivos (fuerza física, 
armas), recursos utilitarios (tecnología, dinero, conocimiento, logística, materias 
primas) y recursos simbólicos (prestigio, estima, carisma) para imponer su 
demanda sobre los demás actores, en una relación o juego social.  
 
1.3.2.9.2.2 Legitimidad.-  
Se obtiene a partir de los supuestos o percepciones que tienen los involucrados 
para que sus expectativas sean cumplidas por un actor social, sea una persona, 
organización, marca, etc.  
Así, cuanto más deseables fueren las necesidades de la sociedad, más legítimas 
aparecen. Este concepto de legitimidad debe entenderse como algo socialmente 
deseable, lo cual implica el reconocimiento que los actores sociales no siempre 
tienen claramente definido lo que es deseable en ciertas circunstancias 
 
PODER
LE
G
IT
IM
ID
A
DU
R
G
E
N
C
IA
DEFINITIVO
DOMINANTEPELIGROSO
DEPENDIENTE
DISCRECIONÁRIO
EXIGENTE ADORMECIDO
NO INVOLUCRADOS
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1.3.2.9.2.3 Urgencia-.  
Esta dimensión hace referencia a la necesidad de atención inmediata a las 
demandas o intereses de un actor. 
 Esa necesidad puede ser referente u originaria de:  
a)   La sensibilidad temporal de la no aceptación de  su petición; y 
b) La criticalidad, o importancia de su clamor, tomando en cuenta la 
posibilidad de daño a sus  derechos, propiedad, sentimientos y 
expectativas. 
 
1.3.2.9.3 Análisis de la  problemática 
1.3.2.9.3.1.  Interpretación del cuadro de involucrados 
El cuadro de involucrados sirve como herramienta de análisis de la situación 
actual e indica: 
 Qué cambios de prácticas o actitudes son requeridos, deseados y factibles 
desde el punto de vista del grupo meta (beneficiario final del proyecto), o 
sea: un determinado sector o grupo de la población, una organización 
(pública, privada), un grupo social, etc. 
 Qué cambios son deseables desde el punto de vista de los niveles de 
decisión para un proyecto: organismos públicos, la gerencia de una 
organización, etc. 
 
 Qué mandatos, capacidades y recursos -actuales y potenciales- tienen los 
diferentes grupos de involucrados en relación con la problemática, 
incluyendo posibles organismos para la ejecución de un proyecto. 
 
 Qué contribuciones externas necesitan los organismos ejecutores para 
ejecutar el proyecto y lograr producir los componentes del proyecto. 
 Qué mandatos, recursos, políticas y prioridades tienen los organismos 
externos en relación con el financiamiento de un proyecto. 
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1.3.2.10 Construcción del árbol de problemas 
 
 
 
Gráfico 1.3. Árbol de Problemas 
Elaborado por: Los Autores 
Identifica los factores causales que inciden en la generación de un problema, la 
relación entre estos y los efectos que provoca. Busca identificar el conjunto de 
factores de la situación insatisfactoria (problema) que se ha diagnosticado y que 
avala la información que se tiene sobre su incidencia productiva. Identifica los 
problemas principales, define el problema central.  
 
Establece las interrelaciones entre los problemas, distinguiendo las causas de los 
efectos. 
 
 
Efectos 
Problema 
Árbol de Problemas 
Causas 
Asignación ineficiente de los recursos 
Incremento de costos en 
la ejecución del  proyecto 
 
Deficiente proceso de 
priorización de 
proyectos 
Pérdida de tiempo en 
la ejecución del 
proyecto 
Estudios de los 
proyectos mal 
elaborados 
Mala organización para desarrollar el campo Petrolero 
Drago en la empresa EP-Petroecuador  
Trabajo 
Individualizado 
Pésimo Liderazgo 
Institucional 
Bajos niveles de 
capacitación 
Deficiente proceso de 
planificación 
Débil comunicación 
entre las distintas 
áreas 
Uso inadecuado de la 
información 
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1.3.2.10.1 Análisis de causa-efecto 
La metodología del árbol de problemas facilita a través de un proceso de reflexión 
participativa, la identificación de las causas y de los efectos, información que 
ayuda a construir una secuencia lógica, a partir de la identificación del problema 
central. 
 
1.3.2.10.2 Diagnóstico y prognosis 
La construcción del árbol de problemas nos muestra el camino para solucionar los 
problemas (el proyecto debe incidir sobre las causas) utilizando para esto, los 
efectos construidos. Esta tecnología ayuda a entender las variables históricas 
para construir un mapa del presente. 
 
1.3.2.11 Análisis de Objetivos 
 
Gráfico 1.4. Árbol de Objetivos 
 
   Fines 
Altos niveles de 
capacitación 
Propósito  
Árbol de Objetivos  
Actividades 
Asignación eficiente de los recursos 
Reducción de costos en 
la ejecución del  
proyecto 
 
Eficiente proceso de 
priorización de 
proyectos 
Optimización del 
tiempo en la ejecución 
del proyecto 
Estudios de los 
proyectos bien 
elaborados 
 
Buena organización para desarrollar el campo Petrolero 
Drago en la empresa EP-Petroecuador  
  
Excelente Liderazgo 
Institucional 
Eficiente proceso de 
planificación 
Fuerte comunicación 
entre las distintas áreas 
Uso adecuado de la 
información 
 
Trabajo en 
equipo 
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Elaborado por los autores 
Muestra que un “objetivo central” (prioritario) se puede lograr a través de un 
enfoque en sus causas. A su vez, su logro redundará en unos beneficios 
(“efectos”).  
Describe la situación deseada, la que podría existir después de solucionar los 
problemas y ayuda a identificar las relaciones medios-fines y nos aproxima a la 
descripción de los objetivos relevantes, estructurando una escala de prioridades 
entre los objetivos construidos. Constituye un valioso insumo para la construcción 
de la Matriz de marco Lógico. 
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1.4 INFORMACIÓN GENERAL DEL ÁREA 
 
1.4.1 UBICACIÓN 
 
El Campo Drago está ubicado en el eje de la Cuenca Oriente, forma parte del 
corredor Sacha-Shushufindi, en superficie se localiza en la provincia de 
Sucumbíos a 240 Km. al este de la ciudad de Quito. Su estructura fue definida 
con las campañas de sísmica 2D y actualmente se la ha detallado con sísmica 3D 
obtenida en los años 2002 – 2003. 
 
 
 
Fig. 1.6. Ubicación del Campo Drago 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geología PETROPRODUCCION 
 
 
 
SHUSHUFINDI
CAMPO DRAGO
SACHA
BLOQUE-15
CAMPO CONDORAZO SE
 28 
 
1.4.2 ESTRUCTURA 
 
     
 
Fig. 1.7. Trampas estructurales de hidrocarburos 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geología PETROPRODUCCION 
 
 
 
Fig. 1.8. Mapa isócrono para diferentes calizas 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geofísica PETROPRODUCCION 
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Fig. 1.9. Mapa isócrono de caliza A y B 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geofísica PETROPRODUCCION 
 
Al tope de la Caliza A, el alto estructural Drago forma parte de la Estructura Vista, 
la cual se presenta como un anticlinal alargado con una dirección preferencial 
norte sur, localizado al oeste de la gran estructura Shushufindi. 
 
Es necesario indicar que dentro de la Estructura Vista, se localizó un cuerpo ígneo 
identificado en el pozo Vista 1; verticalmente, ocupa un espacio apreciable desde 
la superficie de discordancia Precretácica hasta parte del ciclo depositacional U; 
mientras que arealmente está distribuido en la parte alta de la estructura Vista. 
Este cuerpo Ígneo de condiciones físico químicas distintas a los estratos 
sedimentarios que lo rodean en el momento de su intrusión y depositación altera 
las propiedades petrofísicas de los estratos en contacto formando una zona 
impermeable, dando lugar al entrampamiento hidrocarburífero en el alto 
estructural Drago. 
 
ESTRUCTURAL BASE CALIZA A ESTRUCTURAL TOPE CALIZA B
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Fig. 1.10. Mapa isócrono y de línea sísmica 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geofísica PETROPRODUCCION 
 
 
Fig. 1.11. Comparación entre mapa y registro de sísmica 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geofísica PETROPRODUCCION 
Vista 1 Drago 1
INTERPRETACIÓN GEOLÓGICA EN LA LÍNEA SÍSMICA
MAPA ISÓCRONO
TOPE CALIZA B
LÍNEA SÍSMICA
CUERPO
IGNEO
ZONA
IMPERMEABLE
INFLUENCIADA POR
EL CUERPO ÍGNEO
SECCIÓN SÍSMICA POZO DRAGO_1
LÍNEA 1201
MAPA ISÓCRONO
MARCADOR CALIZA A
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1.4.3 ESTRATIGRAFÍA 
 
Las formaciones identificadas en esta área de estudio se las resume en la 
columna estratigráfica generalizada: 
 
 
Fig. 1.12. Columna estratigráfica 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geología PETROPRODUCCION 
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1.4.3.1 Rocas Jurásicas 
 
El Precretácico se perforó 180 pies y está constituido de intercalaciones de 
Arcillolitas, limonitas y rocas intrusitas con granos de cuarzo gris verdosos, que de 
acuerdo a la litología podrían pertenecer a la formación Chapiza. 
 
Arcillolita: Color café rojiza y café amarillenta, firme a dura, en bloques a 
subbloques, ocasionalmente limosa, terrosa, levemente calcárea.  
 
Caolín: Crema, blanco, gris claro, en forma de subbloques, asociado con granos 
de cuarzo transparentes, subtranslucidos, angulares. 
 
Intrusivo: Gris verdoso, blanco lechoso, subtransparente, subtranslucido, suelto, 
angular, asociado con minerales impregnados de color verde.  
 
1.4.3.2 Formación Hollín 
1.4.3.2.1 Arenisca Hollín Inferior 
Se perforó 240 pies, está constituida de areniscas con intercalaciones de lutita. 
 
Arenisca: Cuarzosa, café claro, menor gris claro, hialina, subtranslúcida a 
translucida, subtransparente a transparente, suelta, friable, grano medio a grueso, 
subangular a subredondeada, moderada selección, matriz, cemento y porosidad 
no visible. Sin presencia de hidrocarburos. 
 
Lutita: color gris variando a gris oscuro, moderadamente dura, físil, astillosa, no 
calcárea, micromicácea. 
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1.4.3.2.2 Arenisca Hollín Superior 
 
Esta unidad tiene una potencia de 64 pies, está constituida de areniscas con 
intercalaciones de lutita.  
 
 Arenisca: cuarzosa, café clara en partes café obscura, subtranslucida, 
moderadamente consolidada, grano fino a medio, subredondeada, regular 
selección, matriz arcillosa, cemento no visible, con abundante glauconita. 
 
 Lutita: gris variando a gris oscuro,  moderadamente dura, físil, astillosa, en 
menos cantidad laminar, no calcárea, micromicácea. 
 
1.4.3.3 Formación Napo 
 
1.4.3.3.1 Zona T Inferior 
 
Tiene un espesor de 71 pies, constituida de arenisca cuarzosa, blanca, gris clara, 
subtransparente a subtranslúcida, suelta a moderadamente consolidada,  grano 
fino, subangular a subredondeada, buena selección, matriz caolinítica, cemento y 
porosidad no visible. 
 
Con intercalaciones de Lutita: color gris, gris obscura, suave a moderadamente 
dura, subfísil, laminar, localmente micromicácea y limosa, no calcárea y caliza 
lodosa, crema grisáceo,  localmente crema, moderadamente dura a dura,  en 
bloques a subbloques, con inclusiones de glauconita. 
 
 
1.4.3.3.2 Zona T  Superior 
 
Con una potencia de 63 pies, está formada por: arenisca cuarzosa, gris, gris 
verdosa clara,  subtransparente a subtranslúcida, friable a moderadamente 
consolidada,  grano fino a muy fino, subangular a subredondeada, regular 
selección, matriz arcillosa, cemento calcáreo,  porosidad no visible. 
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Con intercalaciones de Lutita: negra, gris obscura, firme a moderadamente firme, 
laminar a sublaminar, físil a subfísil, quebradiza, localmente astillosa, no calcárea. 
 
1.4.3.3.3 Caliza B 
 
Está constituida por: caliza lodosa, gris clara, ocasionalmente gris clara moteada 
con gris obscura, firme a dura, en bloques a subbloques, con intercalaciones de 
Lutita: Negra, gris obscura, firme a moderadamente firme, sublaminar, subfisil, 
quebradiza, localmente astillosa, no calcárea. Tiene una potencia de 44 pies. 
 
1.4.3.3.4 Zona U Inferior 
 
Tiene una potencia de 68 pies, constituida de: arenisca cuarzosa, hialina, 
subtranslucida, subtransparente, moderadamente consolidada a friable,  grano 
medio a fino, subangular a subredondeada, regular selección, matriz, cemento y 
porosidad no visibles. 
 
Con intercalaciones de Lutita gris oscura, negra, moderadamente dura, 
sublaminar, subplanar, subastillosa, textura grasosa; y de caliza color crema, 
ocasionalmente crema moteada con gris oscuro, firme, blocosa a subblocosa,  
textura empaquetada y lodosa. 
 
1.4.3.3.5 Zona U Superior 
 
Presenta un espesor de 45 pies, está constituida de: arenisca cuarzosa, blanca, 
subtranslúcida a subtransparente, friable, grano medio a fino, subangular a 
subredondeada, regular selección, matriz arcillosa, asociado con glauconita, no se 
observa cemento ni porosidad.  
 
Con intercalaciones de lutita color gris oscuro a negra, firme a moderadamente 
dura, subfísil a físil, laminar, localmente astillosa, no calcárea. 
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1.4.3.3.6 Caliza A 
 
Constituida de caliza: lodosa, en menor cantidad microcristalina, gris clara, gris 
clara moteada con gris oscura, firme a moderadamente dura,  en bloques a 
subbloques, con intercalaciones de lutita: gris obscura a gris clara, negra, 
moderadamente firme a firme, laminar a sublaminar,  ocasionalmente astillosa, 
físil a subfísil, no calcárea. Tiene una potencia de 44 pies. 
 
1.4.3.3.7. Zona Arenisca M2 
 
Con un espesor de 32 pies, está formada por caliza lodosa, en menor cantidad 
wackstone, gris, gris bandeada  con crema, ocasionalmente gris oscura,  suave  a 
moderadamente dura,  en bloques a  subbloques; con intercalaciones de lutita 
color gris oscuro, negra, moderadamente firme a firme, sublaminar, subfísil a físil, 
ocasionalmente astillosa, quebradiza, calcárea y arenisca cuarzosa: blanca a gris, 
grano medio a fino,  hacia el techo de grueso a medio, subtranslúcida, suelta, 
subangular a subredondeada, clasificación regular, no se observa matriz, cemento 
calcáreo 
 
1.4.3.3.8 Zona Caliza  M2 
 
Formada por: caliza lodosa, en menor cantidad wackstone, gris, gris bandeada  
con crema, ocasionalmente gris oscura,  suave  a moderadamente dura,  en 
bloques a  subbloques; con intercalaciones de lutita color gris oscuro, negra, 
moderadamente firme a firme, sublaminar, subfísil a físil, ocasionalmente astillosa, 
quebradiza, calcárea. Tiene una potencia de 29 pies. 
 
 
1.4.3.3.9 Caliza  M1 
 
Constituida de caliza lodosa, crema, gris clara, gris bandeada  con crema 
ocasionalmente crema moteada con gris oscuro, gris clara, suave a dura,  en 
bloques a subbloques. Con intercalaciones de lutita gris obscura, moderadamente 
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dura, subfísil, sublaminar a laminar, calcárea, micromicácea. Tiene un espesor de 
15 pies. 
 
1.4.3.4 Formación Tena 
 
La formación Tena tiene una potencia de 693 pies, en su mayoría esta constituida 
por arcillolita café rojiza, amarilla, ocasionalmente crema, suave a 
moderadamente dura, en bloques a subbloques, terrosa, ligeramente calcárea, 
con pocas intercalaciones de limolita gris verdosa, gris, firme a moderadamente 
firme, subbloques, terrosa. 
 
1.4.3.4.1 Basal Tena 
 
Con un espesor de 11 pies, está constituida de arenisca: cuarzosa, blanca, blanca 
amarillenta, subtransparente a subtranslúcida, grano medio a fino, 
ocasionalmente muy fina, suelta, subangular a subredondeada, regular selección, 
está asociada con pirita; cemento, matriz y porosidad no visibles. 
  
Con intercalaciones de: arcillolita color café, a veces café amarillenta y gris clara, 
firme a moderadamente dura, subblocosa a irregular,  levemente calcárea y 
limolita: gris, ocasionalmente gris verdosa, firme a moderadamente dura, 
subblocosa, no calcárea. 
 
1.4.3.5 Formación Tiyuyacu 
 
La formación Tiyuyacu tiene una potencia de 1914 pies, esta constituida de: 
conglomerado de chert multicolor, blanco, gris claro, blanco amarillento, ahumado, 
subtranslúcido a subtransparente,  fragmentos angulares a subangulares, con 
fractura concoidal. Arcillolita color café rojiza, ocasionalmente crema y café 
amarillento, firme a moderadamente dura, en bloques a subbloques, terrosa,  no 
calcárea con intercalaciones de  Limolita: café rojiza, ocasionalmente café, 
firme a moderadamente firme, subbloques a irregular, terrosa, no calcárea y  
arenisca cuarzosa, blanca, gris clara, subtranslúcida, grano fino a medio, 
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suelta, subredondeada a subangular, regular selección; matriz, cemento y 
porosidad no se observa. 
 
1.4.3.6 Formación Orteguaza 
 
La formación Orteguaza tiene un espesor de 606 pies, conformada de lutitas de 
color verde claro, gris verdosa, suave a moderadamente dura, subfísil, 
ocasionalmente fisil, laminar, terrosa,  no calcárea; con intercalaciones de 
arenisca cuarzosa, blanca, subtransparente, grano fino a medio, suelta, 
subredondeada, moderada selección, matriz, cemento y porosidad no visible y 
limolita crema, gris verdosa clara, suave a moderadamente firme, en forma de 
subbloques a irregular, terrosa, no calcárea. 
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1.4.3.7 Corte Estratigráfico 
 
 
 
Fig. 1.13. Comparación entre cortes estratigráficos de diferentes pozos 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
 
La distribución regional de las formaciones Tena, Napo y Hollín con sus 
correspondientes reservorios de interés hidrocarburífero están perfectamente 
identificadas como lo demuestra el corte estratigráfico entre los campos Sacha, 
Drago y Shushufindi. 
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1.5 POZO EXPLORATORIO DRAGO 01 
En el siguiente gráfico se presenta la ubicación del pozo Drago 01 en el mapa 
estructural. 
 
 
Fig. 1.14. Mapa estructural del Campo Drago 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geología PETROPRODUCCION 
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Gráfico 1.5. Relación del corte de agua en el tiempo 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
1.6 DATOS GENERALES DEL POZO 
 
La tabla presentada a continuación representa los datos iniciales de perforación 
como son el máximo ángulo de desviación firmado en el contrato, así como las 
elevaciones del terreno y mesa rotaria. 
 
TIPO DE POZO VERTICAL 
ELEVACIÓN NIVEL DEL TERRENO (E.N.T.) 897’ 
MESA ROTARIA (M.R.) RIG 188 SINOPEC  30’ 
ELEVACIÓN MESA ROTARIA (E.M.R.) 927’ 
DESVIACION MAXIMA DEL HOYO 5º 
Tabla 1.3. Datos generales del pozo Drago-01 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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1.7 PERFILES A HUECO ABIERTO 
La siguiente tabla se la reproduce a partir de los registros realizados al pozo de 
perforación Drago-01, estos fueron: 
 GR 
 CALIPER 
 SP 
 HRAI 
 SDL 
 DSN 
 
De estos registros se puede obtener información tal como: 
 BHT 
 Rm 
 Rmf 
 Rmc 
 
Compañía de servicios: HALLIBURTON 
Fecha de registro: 11 – AGOSTO – 2007 
Corridas: Primera: ( GR – CAL - SP – HRAI – SDL – DSN) 
BHT 210 ºF 
Rm 1.20 ohm.m @ 82ºF 
Rmf 1.00 ohm.m @ 82ºF 
Rmc 1.60 ohm.m @ 82ºF 
Tabla 1.4. Perfil a hueco abierto del pozo Drago-01 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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1.8 PRESENTACIÓN DE REGISTROS 
Los registros fueron realizados a una escala determinada y con una profundidad 
medida tal como se indica a continuación: 
 
 
 
 
Tabla 1.5. Presentación de registros 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
1.9 TOPES FORMACIONALES 
Los topes de las distintas formaciones del pozo Drago 1 se los presenta a 
continuación tanto con su profundidad medida como con su profundidad vertical. 
POZO EXPLORATORIO DRAGO 1 
FORMACIÓN 
O GRUPO 
UNIDAD EMR= 927' 
ESTRATIGRÁFICA TOPE BASE H 
 MD TVDSS MD TVDSS PIES 
ORTEGUAZA  5580 -4653 6186 -5259 606 
TIYUYACU  6186 -5259 8100 -7173 1914 
TENA 
 8100 -7173 8793 -7866 693 
BASAL TENA 8782 -7855 8793 -7866 11 
NAPO 
 
 
 8793 -7866 9940 -9013 1147 
Z. ARENISCA M1 8801 -7874 8828 -7901 27 
CALIZA M1 9137 -8210 9152 -8225 15 
Z. CALIZA M2 9387 -8460 9416 -8489 29 
Z. ARENISCA M2 9416 -8489 9448 -8521 32 
CALIZA A 9457 -8530 9501 -8574 44 
AREN. U SUP. 9510 -8583 9555 -8628 45 
ARENISCA U INF. 9555 -8628 9622 -8695 68 
CALIZA B 9676 -8749 9706 -8779 30 
AREN. T SUP. 9720 -8793 9783 -8856 63 
ARENISCA T INF. 9783 -8856 9854 -8927 71 
HOLLÍN 
HOLLÍN SUPERIOR 9940 -9013 10004 -9077 64 
HOLLÍN INFERIOR 10004 -9077 10244 -9317 240 
PK PRE HOLLÍN 10244 -9317    
 PT 10424 -9497    
Tabla 1.6. Topes formacionales pozo Drago-01 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
REGISTROS ESCALA 
PROFUNDIDAD 
DESDE (pies) HASTA (pies) 
TVD MD TVD MD 
GR-CAL-SP-HRAI-SDL-DSN 1:200 y 1:500  5300   10424 
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1.10 NÚCLEOS DE CORONA 
 
1.10.1 Rocas Jurasicas 
 
Se cortó un núcleo de 15 pies de longitud, desde los 10405’ hasta 10420’, se 
recupero 0.17 pies que representa el 1.16 %. 
 
1.10.2 Hollín Superior 
 
Se cortó un núcleo de 30 pies de longitud, desde los 9944’ hasta 9974’, se 
recuperaron 30 pies que representa el 100 %. 
 
1.10.3 Arenisca T Inferior 
 
Se cortó un núcleo de 43 pies de longitud, desde 9795.7’ hasta 9838.7’, se 
recuperaron 16.6 pies que representa el 39 %. 
 
1.10.4 Arenisca U Superior 
 
Se cortó un núcleo de 60 pies de longitud, desde 9510´ hasta 9570’, se 
recuperaron 60 pies que representa el 100 %. 
 
1.11 EVALUACIÓN DE PERFILES ELÉCTRICOS 
  
Para la evaluación de los perfiles eléctricos se determinó primeramente el 
volumen de arcilla presente en la formación (Vsh), tomando en cuenta dos 
indicadores de arcillosidad: el registro Gamma Ray y la combinación Densidad de 
formación – Neutrónico.  
 
La porosidad fue derivada principalmente de los registros de densidad y 
neutrónico. Se asumió una densidad de la matriz de 2.65 g/cc (densidad de 
arenisca) y la del fluido de 1 g/cc.   
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Los valores de Resistividad del agua (Rw) fueron los determinados a partir de las 
salinidades del agua de formación de los pozos ubicados en la parte Norte del 
campo Sacha y del pozo Condorazo SE-01, valores que se indican en la siguiente 
tabla: 
ARENA Temperatura (ºF) Rw (ohmm – metro) 
BASAL TENA 185 0.053 
NAPO U 199 0.062 
NAPO T 202 0.093 
HOLLÍN SUP 204 0.579 
Tabla 1.7. Datos de Temperatura y Resistividad pozo Drago-01 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Geología PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
Para el cálculo de la saturación de agua Sw se utilizó la ecuación de Indonesia, 
con un exponente de cementación m = 1.7, exponente de saturación n = 2 y factor 
de saturación a = 1. 
Los cutoff utilizados fueron de 7% para la porosidad, 50% para la saturación de 
agua y 50% para el volumen de arcilla. 
La tabla que se presenta a continuación presenta los resultados de la evaluación 
petrofísica y las zonas de pago del pozo petrolero Drago-01 
 
Tabla 1.8. Parámetros Petrofísicos pozo Drago-01 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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La interpretación petrofísica del pozo exploratorio DRG – 01, de los reservorios: 
arenisca U Inf. y Sup., arenisca T Inf. y Sup. se presenta gráficamente a 
continuación en registros compuestos para cada zona: 
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Arenisca U Inferior 
 
Fig. 1.15. Registros eléctricos corridos en el pozo Drago-01, arena Ui 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
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Arenisca U Superior 
 
Fig.1.16. Registros eléctricos corridos en el pozo Drago-01, arena Us 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
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Arenisca T Superior + inferior 
 
 
Fig. 1.17. Registros eléctricos tomados en el pozo Drago-01 en la arena T 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
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1.12 PRUEBAS DE PRODUCCIÓN INICIALES 
 
Con la perforación del pozo Drg-01, se probó exitosamente la estructura Drago, 
el pozo tenía como objetivos las areniscas: Hollín, T inferior, T superior, U 
inferior, U superior y Basal Tena; reservorios que son productivos en los 
campos cercanos Sacha y Shushufindi. 
Se representan los datos de la evaluación de las arenas existentes en el pozo a 
continuación: 
 
 
Tabla 1.9. Datos de producción Drago-01. 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
 
 
INTERVALO BSW TREC THE SAL
pies % BLS hrs ppmCl-
HS 9947 – 9955 (8) 264 0 100 667 1120
TS+I
9724 – 9730 (6)
9734 – 9740 (6)
9744 – 9756 (12)
9784 – 9809 (25)
480 293 39 33 542 24500
UI 9608 – 9622 (14) 888 879 1 27.9 2437 4000
US 9575 – 9581 (6) 720 677 6 28.01 1618 2200
BT 8774’-8782’ (8’) 0 0 0 0 6
8783 – 8793 (10) 72 22 70 74 31
ARENA BFPD BPPD API
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1.13 HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
 
Los reservorios que aportaron exitosamente en las pruebas de producción son 
las areniscas U inferior, U superior y T superior + inferior, actualmente esta 
aportando de UD (U superior + inferior). 
 
 
Tabla 1.10. Histórico de producción Drago-01. 
Fuente: Departamento de Ingeniería de Yacimientos PETROPRODUCCION 
 
 
Gráfico 1.6. Gráfica de las ratas de producción. 
Elaborado por: Los Autores 
 
 
 
 
 
FECHA ARENA BFPD BPPD BAPD BSW API
2007/11/11 UI 840 835 5 0.6 28
2007/12/12 UD 936 931 5 0.5 27.9
2008/01/11 UD 960 955 5 0.5 28
2008/02/22 UD 912 906 6 0.7 28.1
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CAPITULO II 
 
2.1  METODOLOGÍA DE TRABAJO 
La práctica del desarrollo de los yacimientos de petróleo y gas atraviesa por 
una enorme variedad de aspectos, como se indica en la Gráfica 2.1, 
relacionados con las condiciones del subsuelo, las geográficas, las técnicas, 
económicas, financieras, legales y políticas.  
 
 
Gráfico 2.1. Desarrollo de Yacimientos 
Elaborado por: Los Autores 
En primer lugar, se enumera a las distintas ocurrencias que denominamos 
yacimientos de acuerdo a sus múltiples características y las prácticas de su 
desarrollo y explotación. Seguidamente, se consideran los distintos aspectos 
organizacionales y metodológicos que motivan e influyen a las estrategias de 
los desarrollos. 
Posteriormente, se recorren las tareas, relaciones y responsabilidades de los 
practicantes de la ingeniería de reservorios, en las distintas y cambiantes 
circunstancias organizacionales y técnicas por las que habrá de transitar 
durante las etapas de un desarrollo. Finalmente, se realiza una revisión de 
conceptos relacionados con la economía del desarrollo y la explotación de los 
yacimientos. 
 
Desarrollo de 
Yacimientos  
de Petróleo y 
Gas
Condiciones 
de Subsuelo
Condiciones 
Geográficas
Condiciones 
Técnicas
Condiciones 
Económicas 
y Financieras
Condiciones 
Legales y 
Políticas
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2.1.1  Etapas de Desarrollo 
Existen muchas combinaciones de los múltiples factores físicos (ubicación, 
tamaño, tipo de reservorios, conformación y contenido de fluidos), económicos, 
financieros y estado del conocimiento, que confluyen en el desarrollo de un 
yacimiento. Tales combinaciones determinan que en la gran mayoría de los 
casos, los desarrollos sean realizados en distintas etapas, más o menos 
diferenciadas entre sí. Se puede observar en la Figura 2.1 la representación de 
un yacimiento con presencia de hidrocarburos. 
 
Fig. 2.1. Anticlinal con presencia de hidrocarburo 
Fuente: Backer Atlas - Advancing Reservoir Performance   
Elaborado por: Mónica Guerrero S. 
 
2.1.1.1  Delimitación y Desarrollo Inicial 
Es la etapa inicial del avance a partir de los limitados conocimientos que hasta 
este momento se dispone, relacionados con la interpretación de una sísmica 
2D, información geológica de poco detalle  y con ciertos criterios para el avance 
lateral a partir de esos conocimientos y de la riqueza de la información obtenida 
de un primer pozo exploratorio. En otras ocasiones puede haber más de un 
pozo exploratorio con resultados totalmente contradictorios, que complican las 
interpretaciones y la definición de los avances laterales. 
Toda la información a obtener en esta etapa cuenta y como además su 
obtención tiene un valor, a veces muy elevado, conviene listar desde un primer 
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momento las incógnitas más importantes y tratar de despejarlas simultánea y 
convenientemente. 
En esta etapa se quiere avanzar dentro de ciertos límites conocidos, 
incorporando muy rápidamente pozos e instalaciones, precarias primero y 
definitivas después, con los que se busca incrementar sensiblemente las 
producciones de petróleo y gas.  
De esta manera, se perforan los pozos de desarrollo no más allá de un 
distanciamiento  de los últimos productivos, incorporando producción, pero 
sacrificando conocimientos elementales, que serían efectivos para determinar 
el tamaño de la acumulación y planificar un desarrollo en gran escala sobre 
fundamentos más sólidos. Todo este proceso se ve resumido en el Gráfico 2.2 
 
Gráfico 2.2. Delimitación y Desarrollo Inicial de un Yacimiento 
Elaborado por: Los Autores 
Con las herramientas de software y simulación disponibles hoy en día, el 
equipo de trabajo (reservorista, petrofísico, geofísico, geólogo, perforador y 
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productor) pueden imaginarse los varios escenarios que podrían darse a partir 
de los pocos datos disponibles.   
Las plataformas informáticas utilizadas en este estudio son:  
 Landmark (Seiswork), para la interpretación geofísica;  
 Petrel, Geographix, Surfer 8, y Canvas 7 para la distribución y 
modelamiento de las facies litológicas y parámetros petrofísicos; 
 Interactive Petrophysics para la evaluación de registros eléctricos; 
 Pamsystem para el análisis de restauración de presión y  
 Microsoft Office entre otros. 
Es muy importante realizar en esta etapa un inventario con el relevamiento de 
cuáles son esos elementos y qué peso tendrán en un desarrollo futuro (Figura 
2.2), porque ellos ayudarán a definir qué información es absolutamente 
importante para definir el mejor desarrollo posible para todas las etapas de la 
vida futura del  yacimiento, sin olvidarnos de la actual. Todo esto sin perjuicio 
de continuar con el ritmo acelerado de perforación, terminación y puesta en 
producción de los pozos. 
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Fig. 2.2. Plan de desarrollo del campo Drago  
Fuente: Schlumberger Information Solutions 
Elaborado por: Geovanna Llerena Fuenmayor 
 
2.1.1.2  Desarrollos adicionales 
El conocimiento inicial de la extensión, características y conformación de los 
yacimientos nunca es completo. Usualmente algún pozo de avanzada abre una 
nueva perspectiva y aporta con nuevas zonas para el desarrollo. Yacimientos 
con acumulaciones de diferentes bloques de falla se desarrollan también por 
etapas. 
Otras veces ocurre que alguna Formación o reservorio fue ignorado durante 
una primera etapa de desarrollo por: 
 Carecer aparentemente de características físicas adecuadas, o  
 Petróleo viscoso cuya explotación no parecía económica y su 
reevaluación torna deseable su desarrollo posterior.  
En este contexto, debe considerarse los precios fluctuantes del petróleo, que 
pueden tornar económicamente favorable o no un proyecto de desarrollo en 
cuestión de unos pocos meses. 
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También ocurre que un reservorio que no era importante en el ámbito de un 
área originalmente desarrollada, mejora notablemente en otras zonas no 
superpuestas con la anterior. 
Finalmente, la implementación de cualquier proceso de recuperación mejorada 
de petróleo se realiza generalmente en una etapa posterior al desarrollo inicial, 
después de haber evaluado su comportamiento primario. 
La posibilidad de realizar desarrollos adicionales siempre está latente. Es 
necesario permanecer atentos, pues en una gran cantidad de oportunidades 
también se puede mejorar la recuperación de petróleo por incremento del factor 
de recuperación, desde zonas en apariencia ya desarrolladas previamente con 
pozos, a través de nuevas interpretaciones de un proyecto de inyección de 
agua en marcha, lo que puede dar origen a un proyecto de perforación infill e 
incremento de la inyección de agua. 
 
Fig. 2.3. Oil & World 
Fuente: Schlumberger Information Solutions 
 
2.1.1.3  Desarrollo de Campos Maduros 
Nuevas filosofías de explotación hacen que se reactiven (revitalicen, se 
continúe con el desarrollo) campos ya desarrollados y con largas historias de 
explotación primaria, la que pudo haber sido relativamente pobre o no. Campos 
que han sido importantes en otras épocas y operados por empresas de cierto 
tamaño, han dejado de ser atendidos por la organización una vez que su 
producción se tornó poco significativa.  
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Un nuevo operador con otras ideas o experiencias, precios atractivos de 
petróleo, etc., pueden ser los disparadores de la revitalización o de la búsqueda 
del petróleo cuya recuperación no era muy obvia en las etapas previas. Se 
debe entonces observar y evaluar cada etapa del ciclo de un yacimiento 
(Gráfica 2.3) 
Importa reconocer en cada caso la energía y el volumen de petróleo 
remanentes en los reservorios, así como el estado de los pozos y las 
posibilidades de aplicar otras técnicas de explotación, como la recuperación 
mejorada de petróleo por inyección de agua y/o gas. 
 
Gráfico 2.3. Ciclo de Vida de un Yacimiento  
Fuente: Desarrollo de Yacimientos – VyP Consultores 
Elaborado por: VyP Consultores S.A. 
2.1.2  Estrategia, gerenciamiento y metodología 
Un desarrollo se produce a través de una serie de fenómenos complejos, 
parcialmente interrelacionados, los que están motivados por las características 
del yacimiento en cuestión y por una serie de otros factores externos que 
pertenecen a: 
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 La Empresa que lo opera, a la cantidad de otros yacimientos que maneja 
(o de los que participa como no operador), y a sus recursos (humanos, 
tecnológicos económicos y financieros). 
 
 Las circunstancias económicas y políticas del/los países donde actúa. 
 
 El contexto (político, económico y social) mundial. 
Muchos de estos factores o condicionantes cambian con el tiempo, así como el 
estado propio de los yacimientos y de nuestro conocimiento sobre ellos. Todo 
esto se debe tomar en cuenta por el recurso humano de la compañía, puesto 
que dichos factores pueden afectar de cierta manera a nuestro sistema 
integrado para la ejecución de proyectos (Figura 2.4). 
 
Fig. 2.4. Sistema integrado para la ejecución de proyectos 
Fuente: Fuente: Schlumberger Information Solutions 
Elaborado por: Geovanna Llerena Fuenmayor 
2.1.2.1 Estrategia de desarrollo y de la explotación de yacimientos  
Es un método de aproximación para solucionar distintas necesidades 
simultáneas de una Empresa: 
 Las necesidades de crecimiento, y la de conciliar la expansión de los 
negocios con los riesgos inherentes (de naturaleza técnica, comercial, 
política o de cualquier tipo), 
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 Las características del mercado, las posibilidades de comercialización 
y/o transformación de los hidrocarburos producidos, 
 
 Las características de los yacimientos, su localización geográfica y el 
medio ambiente, 
 
 La selección de tecnologías disponibles para su análisis, desarrollo y 
operación más convenientes. 
 
 Las económicas y financieras inmediatas y las de mediano plazo, 
Dichos condicionantes constituyen el marco dentro del cual hoy se intenta 
lograr el mejor rendimiento económico de la explotación de los yacimientos y 
los medios a poner en práctica para conseguir dicho rendimiento. 
2.1.2.2  El Gerenciamiento de Reservorios  
Está fundamentado sobre la base de la utilización de los recursos financieros, 
tecnológicos y humanos de la Empresa para minimizar las necesidades de 
inversiones de capital y gastos operativos y maximizar la recuperación 
económica de hidrocarburos de los yacimientos. El propósito del 
Gerenciamiento de Reservorios es controlar las operaciones, mediante el 
esquema del Gráfico 2.4, para obtener la máxima recuperación económica 
posible de un reservorio sobre la bases de hechos, información y conocimiento. 
 
Gráfico 2.4. Seguimiento del Proyecto 
Fuente: Desarrollo de Yacimientos – VyP Consultores 
Elaborado por: VyP Consultores S.A. 
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En la vida de un yacimiento ocurren distintos estudios vinculados con el avance  
del desarrollo y del conocimiento. Todo lo realizado con el propósito de 
optimizar un desarrollo en determinado momento puede verse con frecuencia 
desplazado o modificado en una etapa posterior del conocimiento. 
Incumbe a los profesionales de las geociencias:  
 la construcción y operación de los pozos y sistemas de producción, y 
 la responsabilidad de recoger y validar la información fundamental de los 
mismos, con la que realizarán los estudios para determinar la manera de 
producir las máximas cantidades de hidrocarburos con los mínimos 
costos y riesgos inherentes. 
 
2.1.2.3 Análisis metodológico del desarrollo y la explotación de los 
yacimientos 
Agrupa las acciones requeridas para obtener, preservar y utilizar la información 
pertinente, establecer soluciones adecuadas y preparar las alternativas 
necesarias para que la Empresa pueda decidir sus opciones con alternativas 
claras e inteligentemente fundamentadas, mediante la utilización de 
herramientas como: la Matriz de Holmes y el Marco Lógico. 
2.1.2.3.1  Matriz de Holmes 
Esta herramienta nos ayuda a priorizar las actividades a realizarse dentro del 
marco del proyecto, es decir da un nivel de importancia a cada una, esto con la 
finalidad de hacer más fácil la toma de decisiones y llegar más fácilmente al 
cumplimiento de nuestros objetivos. En base a estos preceptos se realizó la 
Matriz de Holmes aplicada a nuestro estudio, como se observa en la Tabla 2.1. 
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MATRIZ DE PRIORIZACION DE HOLMES 
ESTUDIO DE CASO:  Desarrollo del campo petrolero Drago 
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Estudio geológico del campo   1 1 1 1 4 18% 4 
Cálculo del POES y reservas 1   2 1 2 6 27% 1 
Perforación de pozos y completarlos 1 0,5   1 2 4,5 21% 3 
Facilidades de fondo y superficie 1 1 1   2 5 23% 2 
Gestión de recursos 1 0,5 0,5 0,5   2,5 11% 5 
      TOTAL   
Suma total de columnas 4 3 4,5 3,5 7 22     
CLAVE             
2 Más importante 1 Igual de importante 0,5 Menos importante         
Tabla 2.1. Matriz de Holmes 
Elaborado por: Los Autores
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2.1.2.3.2  Marco Lógico  
Se define como una herramienta para fortalecer el Diseño, la Ejecución y la 
Evaluación de Proyectos, como se observa en la Figura 2.5. y en la Tabla 2.2. 
aplicado al Campo Drago. 
 
Fig. 2.5. Marco Lógico del Proyecto 
Fuente: Curso de Formulación y Evaluación de Proyectos, ESPE - Latacunga 
Elaborado por: Ing. Eduardo Zalamea León. MBA 
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Tabla 2.2. Marco Lógico Proyecto Drago 
Elaborado por: Los Autores
 
MARCO LÓGICO-PROYECTO DRAGO 
 
 
OBJETIVOS INDICADORES 
MEDIOS DE 
VERIFICACIÓN 
SUPUESTOS 
FIN 
Asignación eficiente de los 
recursos 
5% de reducción en los costos 
de ejecución del  proyecto  
Optimización del tiempo en la 
ejecución del proyecto 
Ministerio de Finanzas asigne 
oportunamente el presupuesto 
para la ejecución del proyecto. 
PROPÓSITO 
Campo petrolero Drago 
desarrollado adecuadamente con 
buena organización 
2 años de ejecución del 
proyecto, previa a su puesta en 
marcha 
Informes de avance físico y 
financiero. 
Planes operativos se cumplen 
con forme a su planificación  
COMPONENTES 
Gestión por  procesos 
implementado 
Actividades: 
1.Diseñar la gestión por procesos 
2.Ejecutar la gestión por procesos 
3. Evaluar los resultados 
4. Elaborar el plan estratégico 
institucional 
Un plan estratégico diseñado e 
implementado. 
 
100% de las metas estratégicas 
cumplidas. 
 
Balanced Score Card 
institucional implementado  
Informe de gestión. 
  
Informe de  seguimiento y 
evaluación. 
Las autoridades institucionales 
comprometidas con el cambio 
institucional. 
Plan de fortalecimiento del capital 
humano implementado. 
Actividades: 
1. Diseñar el  plan de 
fortalecimiento del capital humano 
2. Ejecutar el plan de 
fortalecimiento del capital 
humano. 
3. Evaluar  el plan de 
fortalecimiento del capital 
humano. 
4. Evaluación del desempeño 
Plan de fortalecimiento del 
capital humano vigente. 
 
50%  de los trabajadores 
capacitados. 
 
100% del presupuesto asignado 
al fortalecimiento del capital 
humano. 
 
30% del personal capacitado 
participa efectivamente en la 
formulación y seguimiento de los 
proyectos. 
 
Programa de capacitación. 
  
Análisis de brechas de cada 
trabajador.  
Personal de la empresa 
alineada a los objetivos 
institucionales. 
 
Personal garantiza su 
participación en el plan de 
fortalecimiento.  
 
Personal participa en la 
formulación del plan de 
fortalecimiento 
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2.1.2.4  Objetivo de la metodología del desarrollo 
El objetivo de la metodología del desarrollo apunta generalmente al largo plazo, 
aunque también establece pautas de corto y mediano plazo, como se explica 
en la Gráfica 2.5. 
 
Gráfico 2.5. Objetivo de la Metodología del Desarrollo 
Elaborado por: Los Autores 
En todo momento, durante el desarrollo y la explotación, se persigue siempre el 
objetivo de mejorar la producción y la recuperación económica de los 
hidrocarburos, a través de: 
 El incremento de productividades y las recuperaciones de petróleo y/o 
gas. 
 La minimización de los costos de desarrollo y de operación. 
 
Como instrumento para perseguir esos objetivos, la metodología propone 
caminos para: 
 
 Recopilar, validar, inventariar, actualizar y preservar toda la información 
básica pertinente. 
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 Coordinar los esfuerzos de cada sector que participa de la planificación, 
desarrollo, operación y seguimiento de las operaciones. 
 
 Elaborar alternativas de desarrollo, para que la Dirección seleccione las 
opciones más adecuadas en cada momento. 
 
 Realizar el seguimiento interactivo de la explotación, modificando la 
marcha del desarrollo y la operación de ser necesario, buscando 
permanentemente alternativas de mejora de las recuperaciones de 
hidrocarburos y de su economía. 
 
2.1.3  El rol técnico en las distintas etapas de desarrollo 
El rol del Ingeniero de Reservorios es central dentro de un equipo de desarrollo 
de yacimientos, en la medida que se supone que es el más apto para coordinar 
y recibir, procesar e interpretar los datos provenientes de otras especialidades 
relacionadas. 
Deberá estar capacitado para compatibilizar toda esta información y plasmarla 
en algún tipo de herramienta, simple o compleja, que dependerá de la cantidad 
y calidad de los datos disponibles. Esta herramienta o modelo será utilizada por 
el ingeniero de reservorios para predecir la performance de un yacimiento bajo 
una variedad de condiciones de operaciones posibles,  es decir escenarios de 
explotación, y proveer la “materia prima” para los análisis económicos de cada 
proyecto. 
2.1.3.1  Integración con Otras Disciplinas 
En un grupo de trabajo de desarrollo, el ingeniero de reservorios cumple un 
papel central, siendo el traductor y coordinador de la información provista por 
los distintos especialistas y encargados de las evaluaciones económicas de los 
proyectos. Se aprecia en la Gráfica 2.6. las relaciones que existen entre las 
distintas disciplinas que conciernen al desarrollo de yacimientos. 
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Gráfico 2.6. Integración de Disciplinas 
Fuente: Desarrollo de Yacimientos – VyP Consultores 
Elaborado por: VyP Consultores S.A. 
Se trata en cada caso de citar ejemplos de la interrelación entre dos o más 
disciplinas para cubrir distintos aspectos particulares del desarrollo, la 
incidencia de estos aspectos particulares en el conocimiento general de un 
campo y la formulación de estrategias o planes de desarrollo global, basados 
en esos conocimientos. 
2.1.3.1.1  Geología y Geofísica 
 
Fig. 2.6. Métodos Sísmicos en Prospección Hidrocarburífera  
Fuente: Mecánica de Medios Continuos para ingenieros 
Elaborado por: Oliver y Agelet 
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La integración con la geología no necesita mayores explicaciones, desde que 
ésta es la disciplina de la que usualmente se obtiene prácticamente toda la 
información para caracterizar y representar espacialmente los reservorios, sus 
volúmenes y la conformación de los mismos dentro y fuera (en los entornos de 
interés para las interpretaciones de la ingeniería de reservorios) de las 
acumulaciones de hidrocarburos. 
La evolución de las técnicas y del conocimiento ha posibilitado el desarrollo y la 
utilización de modelos geológicos primero (Fig. 2.6. Métodos Sísmicos en 
Prospección Hidrocarburífera)  y geoestadísticos más recientemente, que 
ayudan a representar con gran detalle las variaciones espaciales en 3 
dimensiones. 
Se refiere a tales representaciones como modelos estáticos e involucran a 
todas las características y propiedades de interés (profundidad, espesor total, 
espesor permeable, porosidad, saturación, permeabilidad, etc.) para las 
interpretaciones de reservorios. 
2.1.3.1.2  Construcción de Pozos 
El término es de utilización relativamente reciente e involucra a todas las 
etapas que históricamente fueron denominadas perforación y completación, las 
que a pesar de ser secuenciales están íntimamente relacionadas. 
La Etapa de Completación depende de las operaciones que la preceden y de 
las operaciones posteriores. En tal sentido Inicia cuando el pozo es 
posicionado en la zona productora objetivo tal como se observa en la Figura 
2.7 y finaliza únicamente con el abandono del pozo. 
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Fig. 2.7. Ilustración de pozo vertical  
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION  
 
Inversamente, la mayor cantidad de información que utilizan la geología la 
geofísica y la ingeniería de reservorios provienen de alguna de las etapas 
durante la construcción de pozos. Etapas definidas como: Perforación, 
Completación y Producción, que se muestran en la Gráfica 2.7. 
 
 
Gráfico 2.7. Etapas durante la construcción de pozos 
Elaborado por: Los Autores  
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Como en el punto anterior, la interacción con otras disciplinas es de 
fundamental importancia para la construcción de pozos. Por una parte, la 
construcción del mejor pozo necesita de la colaboración de otras disciplinas 
para su planificación y ejecución.  
La perforación y terminación del mejor pozo depende de la discusión, 
interacción y acuerdo entre los especialistas de las distintas disciplinas, es 
decir un equipo integrado (Gráfica 2.8). Es necesario llegar a los reservorios de 
interés sin dañar ni invadir excesivamente los reservorios, pero sin riesgos por 
descontrol. 
 
Gráfico 2.8. Integración de Equipo 
Elaborado por: Los Autores  
De poco sirve un pozo barato, terminado en tiempo record, si no se ha podido 
obtener un mínimo de información que permita evaluar su comportamiento, sea 
cual fuere, porque no se contaría con elementos para mejorarlo o para prevenir 
en qué circunstancias podría no funcionar. 
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2.1.3.1.3  Operaciones de Producción 
Se trata de contar con las instalaciones más adecuadas (de extracción o de 
superficie) para la explotación del campo (Figura 2.8). Las más adecuadas son 
aquellas que están bien dimensionadas y distribuidas respecto de los pozos, 
para optimizar diámetros y costos. El dimensionamiento adecuado debe 
contemplar las producciones iniciales de los tres fluidos y sus evoluciones 
previstas para el futuro. 
Un sistema de producción (o de inyección), se conforma por una serie de 
componentes que van desde el fondo mismo del pozo hasta el punto de 
captación. Es importante que el ingeniero de reservorio conozca el sistema de 
producción para interpretar cual es el comportamiento del conjunto que impacto 
tienen sobre el comportamiento de los pozos y en consecuencia del 
comportamiento de los reservorios. 
 
Fig.2.8. Diagrama de instalaciones del Campo Drago  
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION  
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2.1.3.1.4  Bases de Crecimiento de Reservas 
Las reservas de una Empresa pueden crecer según tres diferentes maneras, 
representadas en el cuadro sinóptico de la Gráfica 2.9: 
 
Gráfico 2.9. Bases de Crecimiento de Reservas 
Elaborado por: Los Autores  
 
Cada uno tiene implicancias económicas y de riesgos diferentes e inherentes 
tanto a las características de los yacimientos como a las otras mencionadas en 
la definición de estrategia. 
El crecimiento por desarrollo adicional de los yacimientos que ya opera puede 
ser el menos riesgoso y eficiente si se avanza sin pausa investigando uno o 
varios frentes a la vez, sobre la base del comportamiento productivo y 
reinvirtiendo cada año una parte o todo el excedente del flujo de caja 
económico de esa operación. Usualmente, hay ciertas obligaciones financieras 
que atender, de manera que reinvertir todo el flujo de caja puede no ser 
posible. 
De aquí que la práctica permanente de los conceptos de la Metodología resulta 
elemental, a los efectos de realizar un adecuado Gerenciamiento del 
crecimiento. El crecimiento vinculado a los nuevos descubrimientos es uno de 
los más eficientes en términos de costos de desarrollo y dependiendo del tipo 
de descubrimiento, el que permite crecimientos más impactantes, dado que 
conducen al desarrollo de un yacimiento virgen. También es el que conlleva 
mayor riesgo y requiere inversiones de capital con exposiciones iniciales de 
importancia, hasta lograr el retorno que puede tardar unos 2 a 5 años. 
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Obviamente, la agresividad del crecimiento y el riesgo inherente son siempre 
directamente proporcionales. 
2.1.4 Condicionantes Económicos, Financieros o Contractuales 
 
Fig. 2.9. Portfolio Management 
Fuente: Schlumberger Information Solutions 
 
En el mundo moderno, lo más probable es que una Empresa tenga más planes 
de desarrollo esperando ser materializados que dinero en caja para proceder a 
implementarlos simultáneamente. Por tal motivo, necesariamente debe recurrir 
al financiamiento de los proyectos. 
En la práctica, se buscan combinaciones de financiamiento interno y externo 
para poder crecer sin excesivo endeudamiento, el que podría peligrosamente 
exponer a la Empresa en ciertas situaciones de riesgo. Por otra parte, la 
comunidad financiera favorece normalmente (créditos a menores intereses, 
buenas cotizaciones en bolsa) a las Empresas que son capaces de mantener 
ese equilibrio y muestran un crecimiento sostenido con índices de 
endeudamiento razonablemente bajos. 
Con el objeto de minimizar riesgos y exposiciones en un único Bloque o 
yacimiento, es común que las Empresas participen en distintos proyectos. 
Algunas veces como operador y otras simplemente como socio no operador.  
Cuando se cuenta con recursos limitados, la ejecución de todos los proyectos 
no es posible en un determinado momento y debe optarse por la realización de 
unos a expensas del retraso de otros.  
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2.1.5 Modelo de negocios para el desarrollo del campo Drago 
Para el desarrollo del campo petrolero Drago se establece un modelo de 
negocios; siendo este un prototipo para imitarlo y así alcanzar el objetivo dentro 
de un proceso planificado. 
Dentro de un modelo de negocios de debe priorizar las actividades a ejecutar 
para tener un correcto desarrollo del proyecto; siendo para este caso las 
actividades a ejecutarse: 
 Definir los objetivos detallados del proyecto. 
 Realizar la evaluación financiera, económica ambiental, institucional del 
proyecto. 
 Escoger el proyecto de acuerdo al plan y sector. 
 Reunir información sobre las dimensiones económicas, financieras, 
ambientales del proyecto. 
 Otorgar contratos. 
 Comparar las opciones para realizar el proyecto y jerarquizarlas de 
acuerdo a su efectividad. 
 Iniciar la implantación física del proyecto de acuerdo al cronograma. 
 Reunir información sobre el  plan nacional de desarrollo y las prioridades 
de gobierno. 
 Precisar la situación que se desea producir con los resultados del 
proyecto. 
 Iniciar las licitaciones internacionales. 
 Diseñar en forma detallada el proyecto. 
 Escribir el informe final del proyecto. 
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 Confirmar la posición del gobierno con relación a varios programas y 
proyectos. 
 Formar el equipo del proyecto y definir redes y responsabilidades. 
 Establecer la secuencia de ejecución de varios programas y proyectos 
cubiertos por el plan. 
 Negociar el préstamo y firmar contrato. 
 Confirmar el avance del proyecto y reportar el resultado. 
 Definir criterios de importancia para el gobierno respecto a varios 
sectores y proyectos. 
 Dimensionar el proyecto. 
 Ajustar el proyecto a las situaciones cambiantes de la realidad. 
La Ejecución del Proyecto 
El marco lógico y el plan de ejecución son los documentos básicos para la 
realización del proyecto. Estos son concisos y pueden ser distribuidos 
fácilmente a todos los participantes, asegurándose que todos los miembros del 
equipo tengan información congruente. Enuncian claramente de manera 
específica lo que el equipo está tratando de lograr, cómo puede ser medido el 
éxito, quién está dispuesto a hacer qué, para cuándo y qué riesgos deben ser 
supervisados y previstos.  
El logro del Propósito y del Fin está más allá del control de la administración del 
proyecto o del ejecutor. El equipo ejecutor del proyecto sólo tiene control de las 
actividades, del presupuesto y de los Componentes que se van a  producir con 
la ejecución del proyecto. Otros factores que están fuera del control de los 
administradores o ejecutores incluyen el entorno político y el entorno físico. A 
pesar de esto, el equipo ejecutor del proyecto es considerado responsable de 
lo siguiente: 
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 Rastrear los factores externos que fueron identificados por anticipado 
como factores de riesgo;  
 Informar a la superioridad si parece que los supuestos  no van a 
suceder; y  
 Sugerir acciones a emprender que permitan el logro del Propósito del 
proyecto. 
Evaluación.- En realidad, la evaluación se realiza a todo lo largo del ciclo del 
proyecto. Por ejemplo, lo que en el BID se llama análisis de proyectos se ha 
llamado con frecuencia evaluación (ex ante) de proyectos en la región. 
En el mundo moderno, con cambios cada vez más acelerados, ha cobrado 
importancia primordial el monitoreo o seguimiento de la ejecución de proyectos,  
con la finalidad de corregir o ajustar rumbos así como para derivar 
oportunamente lecciones que serán utilizadas en el diseño de nuevos 
proyectos. El Marco Lógico pasa a ser un elemento crítico para el monitoreo de 
los proyectos. La revisión se concentra principalmente a nivel de Actividades y 
Componentes. 
Asimismo, y por similares razones, cada día es más frecuente la evaluación 
intermedia de la ejecución, siendo el Marco Lógico igualmente valioso.  En este 
caso, si bien la evaluación se concentra en las Actividades y los Componentes, 
es importante determinar si con la producción de los Componentes (además de 
la ocurrencia de los Supuestos de ese nivel) se podrá lograr el Propósito del 
proyecto. 
Luego hay que hacer la evaluación a la terminación del proyecto, en la cual se 
analiza la eficiencia y eficacia en la producción de los Componentes, y se 
determina con mayor precisión si estas las condiciones están presentes para el 
logro del Propósito. 
Finalmente, hay que realizar la evaluación ex-post, en la cual se analiza 
principalmente el impacto que ha tenido el proyecto a nivel de Propósito y Fin. 
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Gráfico 2.10. Modelo de Negocios para el Campo Drago 
Elaborado por: Los Autores 
TALENTO 
HUMANO 
TALENTO 
HUMANO 
TALENTO 
HUMANO 
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2.2.  ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
2.2.1  Análisis estructural 
2.2.1.1  Zona U Superior 
 
 
Fig. 2.10. Mapa estructural Zona U Superior Campo Drago  
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
La Figura 2.10 muestra el cierre estructural a nivel de este reservorio, que está 
ubicado en -8595 pies de profundidad, también se representa un pequeño 
anticlinal orientado noroeste sureste con dos altos estructurales localizados en 
los extremos de esta estructura, uno de ellos confirmado en el pozo Drago 1. 
Sus dimensiones son de 3.2Km de largo y 1Km de ancho aproximadamente. 
Para el cálculo de reservas probadas se utilizo el límite inferior probado de 
petróleo identificado en la profundidad de -8586’ del pozo Drago 1. 
 
ÁREA CON RESERVAS 
PROBADAS (LIP=-8586’)
MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE U SUPERIOR
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2.2.1.2  Zona U Inferior 
 
 
 
 
Fig. 2.11. Corte Estructural Estratigráfico entre los pozos Drago 1 y Vista 1  
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
Como se puede observar en la Figura 2.12, el cierre estructural a nivel del 
reservorio U inferior está ubicado en la profundidad de -8700 pies para la parte 
sur, este y oeste de la estructura, en la parte norte claramente se aprecia en la 
Figura 2.11 que cierra con la zona influenciada por el cuerpo ígneo identificado 
en el pozo Vista 1, esta zona no considerada como roca reservorio actúa como 
una barrera impermeable, permitiendo un entrampamiento de hidrocarburos en 
la estructura Drago, representada como un anticlinal orientado noroeste sureste 
de aproximadamente 4.5 Km de largo y 1.9 Km de ancho. 
Para el cálculo de reservas probadas se utilizo el límite inferior probado de 
hidrocarburos ubicado en la profundidad de -8695’ (Drago1). 
 
U SUPERIOR
U INFERIOR
T SUPERIOR
T INFERIOR
CUERPO
IGNEO
ZONA
IMPERMEABLE
INFLUENCIADA POR
EL CUERPO ÍGNEO
Vista 1Drago 1
GR RT
CORTE ESTRUCTURAL ESTRATIGRÁFICO ENTRE LOS 
POZOS DRAGO 1 Y VISTA 1
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Fig. 2.12. Mapa Estructural al Tope U Inferior. Campo Drago  
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
2.2.1.3  Zona T Superior 
 
Para el reservorio T superior, el cierre estructural es muy parecido al reservorio 
anterior, ubicado en la profundidad de -8860 pies para la parte sur, este y oeste 
de la estructura y en la parte norte cierra con la zona influenciada por el cuerpo 
ígneo, esta zona no es considerada como roca reservorio actúa como una 
barreara impermeable, permitiendo un entrampamiento de hidrocarburos en la 
estructura Drago de características estructurales iguales que el reservorio 
anterior, cuyo tamaño aproximado es 4.4 km de largo y 2.1 Km de ancho. 
 
Para el cálculo de reservas probadas se utilizó el límite inferior probado de 
hidrocarburos ubicado en la profundidad de -8845’ (Drago1). 
ZONA INFLUENCIADA POR 
EL CUERPO ÍGNEO
CUERPO ÍGNEO
ÁREA CON RESERVAS 
PROBADAS (LIP= -8695’)
MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE U INFERIOR
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Fig. 2.13. Mapa Estructural al Tope T Superior. Campo Drago 
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
2.2.1.4  Zona T Inferior 
 
El cierre estructural está ubicado en -8880 pies de profundidad, a igual que el 
anterior reservorio, cierra con la zona impermeable influenciada por el cuerpo 
ígneo señalado en la Figura 2.14. Este anticlinal tiene 3.7Km de largo y 1.3Km 
de ancho. 
 
Para el cálculo de reservas probadas se utilizo el límite inferior probado de 
hidrocarburos ubicado en la profundidad de -8877’ (Drago1). 
ZONA INFLUENCIADA POR 
EL CUERPO ÍGNEO
CUERPO ÍGNEO
ÁREA CON RESERVAS 
PROBADAS (LIP= -8845’)
MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE T SUPERIOR
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Fig. 2.14 Mapa Estructural al Tope T Inferior. Campo drago  
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
2.2.2.  Análisis estratigráfico 
Todas las rocas han sido formadas en ambientes de depositación 
característicos, que prevalecieron históricamente durante una cantidad de 
tiempo y abarcaron ciertos espacios y distancias de la superficie terrestre. 
Lo que llamamos Formaciones involucra a un conjunto dominante de 
secuencias sedimentarias que fueron depositadas en un determinado momento 
y puede involucrar a rocas de varios tipos. Las Formaciones tienen extensiones 
(centenares a miles de kilómetros cuadrados) y espesores (decenas a miles de 
metros) muy variables, los que dependen del tiempo durante el cual 
prevalecieron las condiciones medioambientales que las generaron, la 
subsidencia de la cuenca durante su depósito y la evolución posterior a su 
enterramiento. 
ZONA INFLUENCIADA POR 
EL CUERPO ÍGNEO
CUERPO ÍGNEO
ÁREA CON RESERVAS 
PROBADAS LIP= -8877’)
MAPA ESTRUCTURAL AL TOPE T INFERIOR
Vista 1
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Cada secuencia de depositación en un medio ambiente característico, genera 
un tipo de roca determinado. Una arenisca de hoy, pudo haber sido originada 
por el depósito de un río, un delta, el oleaje de una playa o el arrastre del 
viento, posteriormente soterrada y sometida a la acción de la presión, la 
temperatura y agentes fisicoquímicos que alteraron su constitución 
mineralógica. 
Por tales motivos, las características de cada uno de estos depósitos pueden 
diferir considerablemente entre sí. Para distinguir a los depósitos según su 
naturaleza, se suele hacer referencia a las Facies. 
Las secuencias estratigráficas de los ciclos depositacionales regionales T y U, 
son de gran interés hidrocarburífero en el Campo Drago, bien identificadas en 
el pozo exploratorio Drago 1. 
 
Para un mejor afinamiento de estos ciclos depositacionales, en esta área se las 
ha dividido en T y U superiores y T y U inferiores; estas zonas estratigráficas 
comprenden areniscas representadas como roca reservorio intercaladas con 
lutitas clasificadas como rocas sello que separan estos reservorios. 
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Estratigrafía Pozo Drago 1. 
 
 
 
Fig. 2.15. Perfil de pozo Drago-01  
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
Con los resultados de las pruebas de producción se ha limitado los niveles 
productivos de hidrocarburos de cada uno de los reservorios, resumidos en la 
Tabla 2.3. 
Límite Inferior Probado de los reservorios. 
 
RESERVORIOS 
LIP 
b.n.m. (pies) 
U SUPERIOR -8586 
U INFERIOR -8695 
T SUPERIOR -8845 
T INFERIOR -8877 
Tabla 2.3. Límites de los Reservorios. Campo Drago 
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
ESTRATIGRAFÍA POZO DRAGO 1
LIP= -8877’
LIP= -8845’
LIP= -8695’
LIP= -8586’
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Corte Estructural Estratigráfico Oeste – Este 
 
 
 
Fig. 2.16. Corte estructural del pozo Drago-01  
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
Las secuencias estratigráficas que forman parte de la formación Napo 
mostradas en la Figura 2.16 y de interés hidrocarburífero identificadas en el 
pozo Drago 1, se extiende un en toda la estructura Drago. Las zonas arenosas 
U y T que contienen los reservorios principales en este Campo se encuentran 
intercaladas por estratos lutíticos que separan los cuerpos arenosos 
caracterizados como roca reservorio con buenos parámetros petrofísicos. 
 
2.2.3.  Análisis de reservorios 
Las características de los yacimientos difieren según varios factores que 
afectan a su ubicación geográfica, tipo y conformación de sus reservorios, tipos 
de hidrocarburos, profundidades, etc. Cada uno de estos factores y sus 
combinaciones condicionan distintos tipos de desarrollo. 
Lo que denominamos reservorios son entonces rocas que poseen 
características para almacenar fluidos (porosidad) y además para permitir su 
CORTE ESTRUCTURAL ESTRATIGRAFICO OESTE - ESTE
U SUPERIOR
U INFERIOR
T SUPERIOR
T INFERIOR
Drago 1
GR RT
LIP= -8586’
LIP= -8695’
LIP= -8845’
LIP= -8877’
Arenisca
Lutita
Zona no modelada
HOLLÍN SUPERIOR
HOLLÍN INFERIOR
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movimiento o transporte a través de sí (permeabilidad). Estas características de 
porosidad y permeabilidad cambian espacialmente de acuerdo a la constitución 
de las rocas reservorio. Tal constitución o conformación está directamente 
relacionada con el proceso mediante el cual han sido generadas y depositadas. 
A los cambios espaciales de estas propiedades elementales (o propiedades 
petrofísicas básicas) se los denomina genéricamente distribuciones. 
Otras características como la distribución de las saturaciones de fluidos (agua, 
gas y/o petróleo) que siempre llenan el espacio poral de las rocas, dependen 
tanto de las distribuciones de las propiedades básicas como de otras 
propiedades que son consecuencia de la interacción (de las superficies de 
contacto) entre las rocas y los fluidos o de los fluidos entre sí. Tales son las 
tensiones interfaciales. 
2.2.3.1  Porosidad  
La distribución de los parámetros petrofísicos en cada uno de los reservorios 
está restringida a la distribución de las facies litológicas, partiendo de la 
evaluación petrofísica de los pozos que se encuentran perforados actualmente. 
A continuación  la Tabla 2.4 presenta los valores de porosidad para el 
reservorio “U” Inferior. Además en la Figura 2.17 los valores de porosidad se 
han distribuido según las facies litológicas del campo. 
 
POZOS ARENA POROSIDAD (%) 
DRG 01 U Inferior 14 
DRG 010D U Inferior 18,71 
DRG 002 U Inferior 19,87 
DRG 01E U Inferior 15,69 
DRG 005DE U Inferior 15,69 
DRG 006DN U Inferior 18,89 
DRG 001N U Inferior 19,82 
DRG 015DN U Inferior 18,09 
 
Tabla 2.4. Datos de Porosidades. Campo Drago 
Fuente: Departamento de Yacimientos PETROPRODUCCION 
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Distribución de la Porosidad en el Modelo Geológico 
 
 
Fig. 2.17. Distribución de la porosidad. Campo Drago  
Fuente: Departamento de Yacimientos PETROPRODUCCION 
 
2.2.3.2  Saturación de agua  
En la Tabla 2.5 se muestran los valores de la saturación de agua en porcentaje 
en la arenisca “U” inferior. Dichos valores se obtuvieron de la evaluación 
petrofísica de registros eléctricos y cargados al modelo geológico del campo, 
como se indica en la Figura 2.18. 
POZOS ARENA Sw (%) 
DRG 01 U Inferior 33,60 
DRG 010D U Inferior 11,29 
DRG 002 U Inferior 20,45 
DRG 01E U Inferior 19,42 
DRG 005DE U Inferior 19,32 
DRG 006DN U Inferior 22,35 
DRG 001N U Inferior 11,50 
DRG 015DN U Inferior 23,14 
 
Tabla 2.5. Datos de saturación de agua. Campo Drago 
Fuente: Departamento de Yacimientos PETROPRODUCCION 
 
DISTRIBUCION DE LA POROSIDAD EN EL MODELO GEOLOGICO
U SUPERIOR
U INFERIOR
T SUPERIOR
T INFERIOR
Drago 1
GR RT
LIP= -8586’
LIP= -8695’
LIP= -8845’
LIP= -8877’
HOLLÍN SUPERIOR
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Distribución de la Saturación de Agua en el Modelo Geológico 
 
 
 
Fig. 2.18. Distribución de la saturación de agua. Campo Drago 
Fuente: Departamento de Yacimientos PETROPRODUCCION 
 
2.3.  PROPIEDADES DE FLUIDOS 
Las propiedades PVT consisten en determinar en el laboratorio una serie de 
propiedades físicas de un fluido en el yacimiento (petróleo, agua o gas) que 
relacionan presión, volumen y temperatura. Un paso previo a un buen análisis 
PVT, consiste en la obtención de una muestra representativa del yacimiento 
que esté a las condiciones de presión y temperatura del mismo. A éste 
respecto existen normas muy detalladas y compañías especializadas para 
tomarlas de acuerdo al tipo de fluido que se debe muestrear. 
La información de las propiedades de los fluidos del campo se obtuvo del 
análisis PVT (Presión Volumen temperatura) del yacimiento de la zona 
Arenisca “U” Inferior del pozo Drago-1. 
La compañía Halliburton realizó en el pozo la toma de muestra de petróleo de 
fondo a una profundidad de 9600 pies y las transfirió a botellas de alta presión 
para su traslado al Centro de Investigaciones Geológicas Quito. En el 
laboratorio de fluidos la muestra fue transferida a la celda de alta presión del 
DISTRIBUCION DE LA SATURACIÓN DE AGUA EN EL MODELO GEOLOGICO
U SUPERIOR
U INFERIOR
T SUPERIOR
T INFERIOR
Drago 1
GR RT
LIP= -8586’
LIP= -8695’
LIP= -8845’
LIP= -8877’
HOLLÍN SUPERIOR
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equipo PVT libre de mercurio y expandida térmicamente a la temperatura de 
yacimiento, que es de 220ºF. 
La presión de burbuja observada durante la liberación instantánea es de 420 
PSI, tratándose entonces de un yacimiento subsaturado. 
Durante la liberación diferencial de presión a 220ºF el fluido produjo un total de 
134 pies cúbicos de gas a 14.7 lpca y 60ºF por barril de petróleo residual. El 
factor volumétrico de la formación asociado (Bo) fue de 1.1429 barriles de 
petróleo saturado por barril de petróleo residual a 60ºF. La gravedad del 
petróleo residual fue de 25.9 API a 60ºF. 
Además se realizaron los análisis de presión-volumen relativos, función Y, 
compresibilidad del petróleo (Co), factor de desviación del gas (z), factor 
volumétrico del gas (Bg), relación gas-petróleo en solución (GOR) bajo el punto 
de burbujeo, pruebas del separador a 100 ºF y la cromatografía de los gases. 
Todos estos parámetros están resumidos en la Tabla 2.6. 
Resumen Parámetros de Fluidos.  
Pozo Drago-1 
Yacimiento “U” Inferior 
Boi (BY/BN) 1.1199 
Coi (lpc-1*E-06) 7.8540 
Pb (lpc) 420 
Bob (BY/BN) 1.1429 
Cob (lpc-1*E-06) 11.9250 
Rs (PCS/BN) 134 
GOR (PCS/BN) 134 
Gravedad API @ CN 25.9 
Gravedad del gas @ CN 1.618 
Bg (PC/PCS) 0.0502 
Factor z 0.9251 
Tabla 2.6. Análisis PVT. Campo Drago 
Fuente: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
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2.4.  PRUEBAS DE RESTAURACIÓN DE PRESIÓN 
Se disponen de tres (3) pruebas de restauración de presión tomadas en el 
Pozo Drado-01, cuyos valores estabilizados y calculados a la mitad de las 
perforaciones, se muestran en la Tabla 2.7. 
ARENA FECHA 
PRESION A MITAD DE 
PERFORACIONES 
(LPC) 
U INFERIOR 
02-10-2007 2.610 
11-12-2007 2.648 
10-04-2008 2.316 
U SUPERIOR 12-10-2007 3.376 
T SUP. + INF. 24-09-2007 3.077 
Tabla 2.7. Datos de presión - Pozo Drago-01 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
 
2.5.  CÁLCULO DEL POES Y RESERVAS  
Con los mapas confeccionados por geología y las posiciones de los contactos, 
se definen los límites de los reservorios y los espesores permeables netos con 
petróleo. 
Con los parámetros petrofísicos y PVT seleccionados, se calculan además los 
volúmenes de petróleo original en sitio (POES) volumétricos de las capas que, 
contando con suficiente extensión, hayan sido mapeadas. 
El petróleo original en sitio de la estructura Drago fue calculado con ayuda del 
software Petrel, el cual parte de un modelamiento estructural tridimensional de 
cada uno de los reservorios, los mismos que son limitados por un techo (mapa 
estructural al tope de reservorio) y por una base (superficie cuya profundidad 
representa el límite inferior probado de hidrocarburo); este modelo está 
cuantificado como el volumen de roca.  
Posteriormente dentro de este modelo se distribuyen sus facies litológicas con 
sus correspondientes parámetros petrofísicos dando como resultado el 
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volumen de roca porosa y POES, a través del método volumétrico cuya 
ecuación es:  
 
Donde: 
N = Volumen de petróleo original en sitio (POES) (Barriles) 
A = Área (acres) 
h = Espesor neto saturado de hidrocarburo (pies) 
Ф = Porosidad (fracción) 
Soi = Saturación de petróleo (fracción) 
Boi = Factor volumétrico inicial (BY/BN) 
7758 = Constante para transformar el volumen en unidades acre*pie a barriles.  
Para aplicar el método volumétrico se requiere conocer la porosidad, la 
saturación inicial de agua, el volumen total del yacimiento y los factores 
volumétricos. La constante resulta de 43560(ft2/acre) ÷ 5.615 ft3/bbl. 
Volumen de Roca para el Cálculo del POES 
 
Fig. 2.19. Volumen de roca  
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
VOLUMEN DE ROCA PARA EL CALCULO DEL POES
Volumen de Roca U SUPERIOR
Volumen de Roca U INFERIOR
Volumen de Roca T SUPERIOR
Volumen de Roca T INFERIOR
Drago 1
GR RT
LIP= -8586’
LIP= -8695’
LIP= -8845’
LIP= -8877’
HOLLÍN SUPERIOR
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Utilizando el método volumétrico para calcular reservas y aplicando la fórmula 
mencionada anteriormente se realizaron las Tablas 2.8 y 2.9. Donde se 
observa que existe mayor acumulación de hidrocarburos en la estructura Drago 
N-E, con un volumen que asciende a 189.015.507 Barriles de petróleo (BP), 
mientras que en la estructura Drago 1 existen 10.476.057 BP. 
 
Cálculo del POES de la Estructura Drago N-E. 
 
RESERVORIO AREA ho V. ROCA Porosidad Sw Boi POES 
  (ácres) (ft) (ac-ft) (%) (%) (BY/BN) (BLS) 
"U" Superior 1489 4 5.958 11,5 40 1,12507 2.834.721 
"U" Inferior 6558 17 111.499 15,0 25 1,12507 86.495.323 
"T" Superior 8233             
"T" Inferior 5791 25 144.791 14,0 38 1,22013 79.911.197 
“Hollín” Sup. 2543 14 35.609 15 47 1,11066 19.774.266 
TOTAL             189.015.507 
Tabla 2.8. Cálculo POES. Estructura Drago N-E 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
 
Cálculo del POES de la Estructura Drago 1. 
 
RESERVORIO AREA ho V. ROCA Porosidad Sw Boi POES 
  (ácres) (ft) (ac-ft) (%) (%) (BY/BN) (BLS) 
"U" Superior 50 6 300 12,7 23,8 1,297 173.656 
"U" Inferior 507 14 7.098 14,0 33,6 1,23 4.161.758 
"T" Superior 599 24 14.376 11,1 50,0 1,37 4.518.146 
"T" Inferior 152 25 3.800 14,5 48,0 1,37 1.622.498 
TOTAL             10.476.057 
Tabla 2.9. Cálculo POES. Estructura Drago-01 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
 
 
2.6.  CÁLCULO DE RESERVAS PROBADAS 
2.6.1.  Mecanismos de Producción 
Los reservorios productivos encontrados en el campo, son reservorios subsaturados. 
En ellos se han identificado el mecanismo de producción primario por expansión roca-
fluido, y empuje por gas en solución, debido a la declinación de presión observada. En 
el pozo DG-1 no se evidenció un contacto agua-petróleo en el registro eléctrico del 
pozo, en consecuencia la declinación de presión y la baja producción de agua, nos 
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permite inferir que la energía del yacimiento no está asociada a la influencia de un 
acuífero. 
 
2.6.2  Factor de Recobro 
Al respecto, se presenta en la siguiente tabla un resumen basado en estadísticas 
internacionales, donde se pueden observar los factores de recobro asociados a los 
diferentes mecanismos de producción primarios.  
 
Factores de Recobro vs. Mecanismos de Empuje 
 
Tabla 2.10. Factores de Recobro vs. Mecanismos de Empuje 
Fuente: Applied Reservoir Engineering 
Elaborado por: Craft, B.C. and M.F., Hawkins 
Tomando en consideración los mecanismos de producción actuantes, es decir 
empuje por gas en solución, se obtuvo un factor de recobro de 30% para este 
reservorio. Sin embargo, sería prudente observar el comportamiento del 
reservorio a través del tiempo, y así confirmar las presunciones discutidas en la 
sección anterior, en relación a los mecanismos de producción actuantes. En 
ese sentido, se utilizó para el cálculo de las reservas el factor de recobro de 
30%. 
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El cálculo de las reservas probadas se realizó a partir del POES y la aplicación 
del factor de recobro a este valor. Las reservas probadas totales para el campo 
están en el orden de 59.846.800 Bls, contenidas en un volumen de 
199,491,564 acres-pie, estimadas en base al volumen contenido en las dos 
estructuras representativas del campo: Drago 1 y Drago NE. En la Tabla 2.4 y 
2.5 se determinó además las reservas remanentes, que son el resultado de la 
diferencia entre las reservas originales y la producción acumulada. 
Cálculo de Reservas de la Estructura Drago N-E. 
RESERVORIO N Fr 
RESERVAS 
ORIGINALES 
PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 
RESERVAS 
REMANENTES 
  (BLS) (%) (BLS) (BLS) (BLS) 
"U" Superior 2.834.721 30 850.416  0 850.416 
"U" Inferior 86.495.323 30 25.948.597 1.460.238 24.488.359 
"T" Superior       0 0 
"T" Inferior 79.911.197 30 23.973.359  0 23.973.359 
“Hollín” Sup. 19.774.266 30 5.932.280  0 5.932.280 
TOTAL 189.015.507   56.704.652 1.460.238 55.244.414 
Tabla 2.11. Cálculo Reservas. Estructura Drago N-E 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
 
 
 
Gráfico 2.11. Reservas Probadas por Arena - Drago N-E 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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Cálculo de Reservas de la Estructura Drago 1. 
RESERVORIO N Fr 
RESERVAS 
ORIGINALES 
PRODUCCIÓN 
ACUMULADA 
RESERVAS 
REMANENTES 
  (BLS) (%) (BLS) (BLS) (BLS) 
"U" Superior 173.656 30 52.097 0 52.097 
"U" Inferior 4.161.758 30 1.248.527 662.510 586.018 
"T" Superior 4.518.146 30 1.355.444 0 1.355.444 
"T" Inferior 1.622.498 30 486.749 2.472 484.277 
TOTAL 10.476.057   3.142.817 664.982 2.477.835 
Tabla 2.12. Cálculo Reservas. Estructura Drago 1 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
 
 
Gráfico 2.12. Reservas Probadas por Arena - Drago 1 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
2.7.   POZOS PROPUESTOS 
Los pozos de desarrollo de un yacimiento pueden ser verticales, desviados, 
horizontales o de múltiples ramas, según convenga de acuerdo al tipo de 
reservorios, hidrocarburos y energía natural, o de acuerdo al tipo de desarrollo 
condicionado por la ubicación del campo. 
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Los pozos horizontales son normalmente dedicados a la explotación de un solo 
reservorio, de cierto espesor y con características energéticas, productividad y 
distribución de fluidos, especiales, aptos para ser explotados con este tipo de 
pozos. 
Las características más importantes de un pozo horizontal respecto de otro 
vertical, es que por la geometría y la mayor sección de flujo, el pozo horizontal 
cuenta con una productividad sustancialmente superior (unas 3 a 4 veces) y un 
área de drenaje que también puede ser superior a la del pozo vertical. 
Otra ventaja derivada de la diferente geometría del flujo del pozo horizontal, es 
que en los casos donde existe la posibilidad de conificación de gas y/o agua, 
las que son mitigadas o retrasadas considerablemente, permitiendo mayor 
acumulación de petróleo antes de que la perturbación de presión llegue a las 
otras fases y se produzca su respectiva canalización. 
El plan de desarrollo de los volúmenes de las reservas técnicas certificadas, 
establecidas para el campo, independientemente de su rentabilidad o 
comercialidad, está basado en la producción de los pozos de avanzada 
perforados hasta la actualidad y la perforación de 24 pozos de desarrollo con 
un diseño horizontal. A continuación se expone los pozos propuestos para el 
Campo Drago. 
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Pozos Propuestos para el Campo Drago 
No 
POZO 
PROPUESTO 
DISEÑO 
COORDENADAS 
SALIDA 
COORDENADAS DE 
LLEGADA 
Y X Y X 
1 DRG E-8D Direccional 9.979.174,3 308.140,8 9.979.450,0 307.318,0 
2 DRG E-9D Direccional 9.979.174,3 308.140,8 9.979.584,0 308.497,0 
3 DRG E-12D Direccional 9.979.174,3 308.140,8 9.979.830,0 307.980,0 
4 DRG N-2 Vertical 9.981.443,0 308.339,0 9.981.443,0 308.339,0 
5 DRG N-3D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.981.918,0 305.550,0 
6 DRG N-4D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.981.943,0 307.908,0 
7 DRG N-11D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.981.128,0 306.559,0 
8 DRG N-17D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.037,0 308.467,0 
9 DRG N-14D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.981.704,0 306.613,0 
10 DRG N-16D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.981.354,0 307.650,0 
11 DRG N-13 Vertical 9.982.593,0 307.605,0 9.982.593,0 307.605,0 
12 DRG N-20D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.981.351,0 305.408,0 
13 DRG N-21D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.538,0 308.204,0 
14 DRG N-22 Vertical 9.982.903,0 305.681,0 9.982.903,0 305.681,0 
15 DRG N-23D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.172,0 307.088,0 
16 DRG N-24D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.641,0 306.248,0 
17 DRG N-25D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.983.129,0 308.017,0 
18 DRG N-26D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.591,0 305.243,0 
19 DRG N-27D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.688,0 307.099,0 
20 DRG N-28D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.983.192,0 305.193,0 
21 DRG N-29D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.983.208,0 307.453,0 
22 DRG N-30D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.982.392,0 305.782,0 
23 DRG N-18D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.986.985,0 306.227,0 
24 DRG N-19D Direccional 9.981.368,0 306.017,0 9.986.894,0 304.778,0 
Tabla 2.13. Pozos propuestos Drago 1 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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Ubicación de Pozos de Desarrollo Campo Drago. 
 
Fig. 2.20. Ubicación de Pozos de Desarrollo Campo Drago. 
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
2.8  SISTEMA DE PRODUCCIÓN PROPUESTA  
El plan de desarrollo propuesto incluye sólo las reservas probadas, las cuales 
según la tasa y la declinación de producción de los pozos, corresponden a 
aproximadamente 25 años de vida productiva.  
Para la perforación de los pozos de avanzada y pozos de desarrollo se utilizará 
las plataformas ampliadas existentes del pozo Drago 1, Drago N1 y Drago E1, 
para evitar en la medida de lo posible que ocurra algún tipo de impacto 
ambiental. 
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2.8.1  Pronóstico de Producción  
Con los 24 pozos propuestos se prevé alcanzar un tope de producción 
promedio en el año 2017 de 11200 BPPD y alcanzar en el año 2031 el 
consumo de las reservas en aproximadamente 90%. 
PERFIL DE PRODUCCION 
2007 -2031 
RESERVAS ORIGINALES (BLS) 59.846.800 
PERIODO DE PRODUCCION (AÑOS)  25 
DECLINACION (%)   20 
AÑO 
PRODUCCION  
PETROLEO  
PRODUCCION  
AGUA  
PRODUCCION 
PETROLEO 
ACUMULADA 
RESERVAS  
REMANENTES 
RESERVAS 
RECUPERADO 
BPPD BAPD BLS BLS % 
2.007 960 6 58.560 55.941.440 0,10 
2.008 903 7 388.172 55.611.828 0,69 
2.009 3.397 277 1.628.151 54.371.849 2,91 
2.010 7.039 440 4.197.476 51.802.524 7,50 
2.011 7.417 642 6.904.776 49.095.224 12,33 
2.012 8.358 930 9.955.453 46.044.547 17,78 
2.013 9.181 1.292 13.306.661 42.693.339 23,76 
2.014 9.856 1.743 16.903.922 39.096.078 30,19 
2.015 10.407 2.305 20.702.635 35.297.365 36,97 
2.016 10.859 3.005 24.666.283 31.333.717 44,05 
2.017 11.219 3.656 28.761.192 27.238.808 51,36 
2.018 11.111 4.323 32.816.561 23.183.439 58,60 
2.019 9.292 5.398 36.208.311 19.791.689 64,66 
2.020 7.608 6.727 38.985.242 17.014.758 69,62 
2.021 6.229 8.382 41.258.800 14.741.200 73,68 
2.022 5.100 10.445 43.120.232 12.879.768 77,00 
2.023 4.175 13.015 44.644.244 11.355.756 79,72 
2.024 3.399 15.816 45.884.801 10.115.199 81,94 
2.025 2.681 17.222 46.863.523 9.136.477 83,68 
2.026 2.044 15.937 47.609.510 8.390.490 85,02 
2.027 1.456 11.102 48.140.806 7.859.194 85,97 
2.028 1.000 7.912 48.505.971 7.494.029 86,62 
2.029 688 6.687 48.757.062 7.242.938 87,07 
2.030 432 5.161 48.914.760 7.085.240 87,35 
2.031 223 3.259 48.995.992 7.004.008 87,49 
Tabla 2.14. Perfil de Producción Campo Drago  
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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Gráfico 2.13. Perfil de Producción de Petróleo - Campo Drago  
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
 
Gráfico 2.14. Perfil de Producción Acumulada de Petróleo vs Corte de Agua  - Campo Drago  
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
 100 
 
 
Gráfico 2.15. Perfil de Producción de Petróleo vs Producción de Agua - Campo Drago  
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
 
 
Gráfico 2.16. Perfil de Producción de Fluidos (petróleo + agua) - Campo Drago  
Fuente: Departamento de Coordinación de Exploración y Desarrollo PETROPRODUCCION 
Elaborado por: Los Autores 
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2.8.2  Facilidades de Superficie 
Las instalaciones de superficie típicas de un yacimiento de petróleo (Figura 
2.21) comprenden: 
 Las líneas de conducción (flowlines) entre los pozos y las respectivas 
instalaciones colectoras (baterías). 
  
 Las baterías y las líneas troncales hasta una planta central. 
 
 La planta central de tratamiento y almacenaje de petróleo tratado a 
especificaciones de transporte por oleoductos o venta. 
Las baterías pueden cumplir con las funciones de recolectar, separar y medir 
las producciones de un conjunto de pozos o de cada pozo individualmente. A la 
llegada de los pozos a la batería, existe usualmente un colector (header o 
manifold), que permite derivar la corriente de un pozo a una línea, separador y 
tanque para control individual, o a otra colectiva. 
 
Fig. 2.21. Esquema general de instalaciones de superficie. 
Fuente: Desarrollo de Yacimientos – VyP Consultores 
Elaborado por: VyP Consultores S.A. 
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2.8.3  Facilidades de Subsuelo 
Las  facilidades de subsuelo o completación de un pozo está influenciada por la 
forma en que el pozo ha sido diseñado y perforado, así como de los problemas 
de producción que pueda presentar el yacimiento. Como ejemplo  de una 
completación se presenta un diagrama del pozo drago-01 en el anexo 3.4.2.  
Entre los objetivos de la completación de un pozo  tenemos: 
 Conectar el pozo con la zona productora. 
 Tratar la zona productora (En caso de ser necesario) 
 Colocar los equipos necesarios para llevar los fluidos hasta superficie 
 Poner el pozo en producción y evaluar 
Cuando el pozo deja de producir por flujo natural, se requiere el uso de una 
fuente externa de energía para conciliar la oferta con la demanda de energía. 
La utilización de esta fuente es con el fin de levantar los fluidos desde el fondo 
del pozo hasta el separador, es lo que se denomina levantamiento artificial.  
El propósito de los métodos de levantamiento artificial es minimizar los 
requerimientos de energía en la cara de la formación productora, con el objeto 
de maximizar el diferencial de presión a través del yacimiento y provocar la 
mayor afluencia de fluidos, sin que generen problemas de producción: 
arenamiento, conificación de agua, etc. 
El bombeo eléctrico sumergible, mejor conocido como BES, ha probado ser un 
sistema artificial de producción eficiente y económica. Comparativamente con 
otros sistemas artificiales de producción tiene ventajas y desventajas, debido a 
que por diversas razones no siempre puede resultar el mejor. Es decir un pozo 
candidato a producir artificialmente con BES, debe reunir características que no 
afecten su funcionamiento como: altas relaciones gas aceite, altas 
temperaturas y presencia de arena en los fluidos producidos, que son factores 
con influencias indeseables sobre la eficiencia del BES. 
Considerando todos los beneficios que genera este tipo de completación y 
analizando las características de los reservorios del Campo Drago, se 
implementó este sistema de producción en los pozos actualmente perforados. 
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En el siguiente esquema se muestra la completación del pozo Drago N-1, el 
cual produce por medio de este sistema. 
Esquema de Completación BES Pozo Drago N-1 
 
Fig. 2.22. Esquema de Completación BES Pozo Drago N-1 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
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2.9   INFRAESTRUCTURA REQUERIDA 
La ocurrencia de acumulaciones de petróleo y gas tiene muchas y muy 
variadas expresiones. El desarrollo de un campo petrolero o gasífero 
comprende las acciones y construcciones para la puesta en producción de sus 
acumulaciones después de su descubrimiento, o delimitación, si es el caso. 
Dentro de las mencionadas acciones y construcciones incluimos en su forma 
más general: 
 Construcción de pozos (productores o inyectores). 
 Reterminación, reparación y conversión de pozos existentes. 
 Construcción de instalaciones para: 
o alojamiento de pozos, 
o captación, separación, tratamiento, almacenaje, 
o transporte y venta de los hidrocarburos producidos, 
o acondicionamiento y reinyección de gas y/o agua 
o oficinas y alojamiento de personal. 
2.10  INVERSIONES  
Las inversiones están constituidas por la suma de todos los bienes y servicios 
necesarios para la implantación del proyecto. Las inversiones son el conjunto 
de erogaciones destinadas a dotar al proyecto de capacidad operativa. Por ello, 
generalmente se aplican durante la fase de instalación del proyecto hasta la 
puesta en marcha. 
Dos son las grandes categorías que conforman las inversiones: Capital Fijo y 
Capital variable, los cuales son descritos en la Gráfica 2.15. 
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Gráfico 2.17. Clasificación de Inversiones 
Fuente: Aspectos Financieros del Proyecto 
Elaborado por: Los Autores 
En la Gráfica 2.16 se presenta un esquema general – y común – de desglose 
de los rubros que componen las inversiones. Pero es claro, que en la práctica, 
según la naturaleza del proyecto, el criterio del grupo responsable por su 
elaboración o las pautas establecidas por la entidad financiera, se podrán hacer 
modificaciones o adecuaciones a estas categorías. 
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Clasificación de los Rubros de Inversión 
 
Gráfico 2.18. Clasificación de Inversiones 
Fuente: Aspectos Financieros del Proyecto 
Elaborado por: Héctor Sanín Angel 
2.10.1  CAPITAL FIJO: 
Los siguientes son los rubros más comunes que se contemplan en un plan de 
inversiones fijas: 
2.10.1.1  Terrenos 
Constituido por el costo de adquisición de los terrenos necesarios para la 
instalación del proyecto, incluidos todos los gastos exigidos por el trámite de 
compra (escrituras, impuestos, etc.) y los costos de adecuación que fueren 
necesarios. A diferencia de los otros conceptos físicos de inversión, el rubro de 
terrenos no se deprecia, ya que aquí no cabe la figura del desgaste o pérdida 
de valor por su uso. 
2.10.1.2  Construcciones 
Contempla todas las erogaciones relativas a edificios, infraestructura y obras 
complementarias, incluidos los pagos asociados (diseño, supervisión, 
honorarios de ingenieros y arquitectos, costos legales, etc.)  
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2.10.1.3  Maquinaria y Equipo 
Deben contemplarse todas las erogaciones, no solo las de adquisición sino las 
necesarias para su colocación en planta (impuestos, transportes, instalación). 
No se incluyen aquí los repuestos, porque estos elementos normalmente 
forman parte del capital de trabajo y se consideran costo de operación cuando 
se incorporan al equipo. 
2.10.1.4  Mobiliario 
Constituido por los muebles, equipos y accesorios de oficina, en su valor total 
(incluidos impuestos, transporte e instalación). No se consideran aquí los 
materiales y elementos contablemente denominados de consumo (lápices, 
cintas de papel, etc.), porque ellos se contemplan en los costos de operación. 
2.10.1.5  Vehículos 
Al igual que los otros conceptos, se estiman por el valor de adquisición más los 
gastos asociados para su colocación en su lugar de operación. 
Los anteriores rubros son los llamados activos tangibles, pues se plasman en 
bienes concretos, que en su conjunto constituyen el acervo físico del Capital 
Fijo. 
A continuación presentamos los rubros que son los denominados activos 
intangibles, ya que no significan bienes reales que no se incorporan al conjunto 
instrumental del proyecto, pero si es necesario incurrir en ello para dotarlo de 
capacidad productiva.  
2.10.1.6 Investigaciones  
Estudios preliminares y costo de elaboración del proyecto. 
2.10.1.7  Patentes 
Se presenta este rubro cuando hay que comprar derechos para la utilización de 
un proceso o para la elaboración de un producto determinado. 
Cuando se pacta con el proveedor de derechos tecnológicos el pago durante la 
fase de operación, en proporción a las unidades producidas (a titulo de 
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regalías) se acostumbra no incurrirlo en el cuadro de inversiones, y 
contemplarlo, más bien, en costos de operaciones. 
2.10.1.8  Gastos de Organización 
Contempla todos los objetos de gasto relacionados con el establecimiento de la 
empresa o entidad administrativa encargada de la ejecución del proyecto 
(gastos legales, notariales, de registro, elaboración de estatutos y 
reglamentos). 
2.10.1.9  Gastos de instalación y puesta en marcha 
Puede considerarse como un rubro especial, en el que se incluyen todos los 
gastos y honorarios de administración de la instalación, supervisión, algunas 
obras y servicios complementarios, y pruebas antes de operación. 
Pero si tales gastos ya se han distribuido y asignado a los rubros de inversión 
que les sean pertinentes, entonces no se consideran como concepto 
independiente, para evitar duplicación en la estimación de las inversiones. 
2.10.1.10  Capacitación de Personal 
Si es un rubro relativamente considerable, vale la pena definirlo aparte. De lo 
contrario puede incorporarse a otro concepto ya definido, por ejemplo: 
“Organización” u “Organización y Gastos Varios”. 
2.10.1.11  Intereses durante la Instalación 
Cuando el proyecto es objeto de crédito y se causan costos financieros 
mientras dure la fase de instalación, estos se consideran componentes de 
inversión. 
2.10.1.12  Imprevistos 
Con el objeto de abrir un margen de protección frente a eventualidades 
diversas (variaciones de precios, ajustes o correctivos sobre las estimaciones 
iniciales, etc.) se acostumbra incluir este concepto, como porcentaje razonable 
de la suma de las inversiones. Este margen depende de las características y 
complejidad del proyecto, del nivel de exhaustividad con que se hayan 
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efectuado los estimativos y del grado de incertidumbre que pueda rodear al 
proceso de instalación.  
2.10.2  CAPITAL DE TRABAJO: 
Los rubros que normalmente de constituyen en capital de trabajo son: 
2.10.2.1  Efectivo (en caja y bancos) 
Para cubrir durante un periodo razonable (un mes, dos meses, un trimestre, por 
ejemplo) gastos regulares como salarios, servicios públicos, comunicaciones, 
etc. 
2.10.2.2  Inventarios 
Para garantizar la operación normal y continua, deben constituirse inventarios 
de materiales por encima de ciertos niveles mínimos. Los tipos de inventarios 
más frecuentes son: 
 Inventarios de materias primas 
 Inventarios de productos en proceso 
 Inventarios de repuestos 
 Inventario de materiales, suministros y combustibles. 
2.10.2.3  Cuentas por Cobrar (cartera) 
Su monto depende del porcentaje de bienes o servicios que se estime 
constituirán un volumen regular de cartera, por ventas a crédito o demoran en 
pagos. 
2.10.2.4  Avances a proveedores y gastos pagados por adelantado. 
Se considera en los casos en que, para garantizar de provisión de insumos, 
deban efectuarse anticipos. Lo mismo para pagos anticipados de ciertos 
servicios (primas de seguros, depósitos de alquiler, etc.) 
2.10.3  INVERSIONES EN LA INDUSTRIA PETROLERA 
Para implementar el desarrollo de un campo petrolero debemos tomar en 
cuenta los siguientes rubros de inversiones: 
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2.10.3.1 Expl G&A.- 
Este valor asociado a la fase de exploración, incluye gastos administrativos y 
generales. Guardan relación con el manejo de proyecto, y las distintas formas 
de provisiones de bienes y servicios. 
2.10.3.2 Expl G&G.-   
Durante la fase de exploración, este valor incluye estudios topográficos, 
geográficos, geológicos, y geofísicos y otros valores del grupo que realiza estos 
estudios. 
2.10.3.3  Expl Drilling Success.-   
Este valor incluye costos asociados con una exploración exitosa Pozos 
perforados donde fueron encontrados cantidades comerciales de gas y aceite. 
2.10.3.4 Expl Drilling Dry Hole.-  
Este valor está asociado a la exploración pero que sus resultados fueron de 
pozo seco sin encontrar cantidades comerciales de gas y aceite. 
2.10.3.5 Appr Drilling Success.-   
Este valor está asociado a una evaluación exitosa de pozos para cuyos 
resultados son importantes como descubrimiento. 
2.10.3.6 Appr Drilling Dry Hole.-  
Este valor está asociado a una evaluación poco exitosa cuyo objetivo de 
encontrar cantidades comerciales de gas y petróleos no fueron alcanzados 
2.10.3.7  Dev G&A.-  
Durante la fase de desarrollo este valor incluye los costos generales y 
administrativos asociados al manejo de proyectos y de las distintas provisiones 
para bienes y servicios. 
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2.10.3.8  Dev G&G.-  
Durante la fase de desarrollo, este valor está asociado con los estudios 
topográficos, geográficos, geológicos y geofísicos y otros gastos de este equipo 
de trabajo.  
2.10.3.9  Dev Drilling Success.-  
Este valor incluye un desarrollo exitoso de los pozos en el área donde ya se 
está produciendo y que se tiene suficiente información de geología que indica 
la continuación de la tendencia de producción. 
2.10.3.10 Dev Drilling Dry Hole.-  
Este valor incluye costos asociados al desarrollo poco exitoso de un pozo. 
2.10.3.11  Workover.-  
Este valor está asociado con los reacondicionamientos realizados. 
2.10.3.12  Facilities.-   
Facilidades este valor comprende los gastos generales empleados en 
facilidades de producción.  
2.10.3.13 Platforms.-  
Plataformas este valor incluye gastos para armar plataformas. 
2.10.3.14  Plants and Gathering.-  
Este valor incluye gastos para plantas y equipos de generación eléctricas. 
2.10.3.15   Pipelines.-  
Este valor está asociado al transporte de hidrocarburos a un punto de entrega. 
Por ejemplo, a una tubería o a un tanque. 
2.10.3.16   Abandonment.-  
Este valor es considerado por costos de abandono.  
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2.10.3.17  Depreciación.-  
Estos valores son relacionados a bienes que están sujetos a depreciación. 
2.10.4  Programa de inversiones 
Una vez identificados y valorados los conceptos de inversión, y distribución en 
el tiempo, de acuerdo con el programa de instalación esbozado en la ingeniería 
del proyecto, se procede a elaborar el Cronograma de Inversiones, que se 
encuentra en el anexo 3.4.3. 
 
2.10.5  Inversiones de exploración y desarrollo 
Las actividades e inversiones de Exploración y de Desarrollo, para la 
implementación del Campo Drago, se ha programado para un período de 3 
años, incluido el 2007 cuando se perforó el pozo exploratorio Drago 1, como se 
puede observar en el cronograma de inversiones. Las cantidades 
correspondientes a estas inversiones se detallan en las Tablas 2.15 y 2.16. 
 
INVERSIONES DE EXPLORACIÓN 
Sísmica 3D alta resolución 50.000 
Estudio de ingeniería básica y detalle  200.000 
Exploratorio 6.725.413 
SUBTOTAL EXPLORACIÓN 6.975.413 
Tabla 2.15  Inversiones de Exploración - Campo Drago  
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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INVERSIONES DE DESARROLLO 
EXPLOTACIÓN 19.125.502 
Perforación y Completación   
Avanzada  19.125.502 
FACILIDADES DE PRODUCCIÓN  12.032.592 
Facilidades de producción   
Estación de producción Drago 5.947.079 
Facilidades para WELL PAD 6.085.513 
ENERGÍA 3.170.000 
Accesorios y equipos para la Subestación 69 Kv 1.443.814 
Accesorios y equipos para la Subestación 13,8 kV 1.166.186 
Líneas de transmisión eléctricas  560.000 
OBRAS CIVILES 3.235.010 
Construcción plataformas y piscinas 1.250.000 
Caseta de guardia y de contraincendios 25.000 
Caseta de bomba de químicos 16.000 
Caseta de equipos de superficie 
(transformadores, variadores, filtros) 25.000 
Construcción de vía de acceso a plataforma 900.000 
Campamentos 12.010 
Obras Civiles Subestación  69 kV - 13,8 kV 690.000 
Construcción de oficina Producción 210.000 
Construcción oficinas Exploración y Desarrollo 100.000 
Laboratorio: Adecuación oficina 7.000 
MUEBLES, ENSERES Y OTROS 1.272.050 
Escritorios 2.500 
Sillas 1.000 
Estantes 2.500 
Mesa de reuniones 900 
Sillones escritorios 3.000 
Laboratorio: Mobiliario 500 
Impresoras 600 
Infocus 2.000 
Computadora portátil 4.800 
Vehículos 231.750 
Capacitación 75.000 
Gastos de puesta en marcha 5.000 
Repuestos y accesorios 945.000 
SUBTOTAL DESARROLLO 38.835.154 
Tabla 2.16  Inversiones de Exploración - Campo Drago  
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.10.5.1  Perforación de pozos  
En la Tabla 2.17 se detallan los montos requeridos para la perforación de 
pozos en el campo. 
 
PERFORACIÓN Y 
COMPLETACIÓN: 
$/U Cantidad $ 
Exploratorio 2.241.804,40 3 6.725.413,20 
Avanzada 3.825.100,40 5 19.125.502,00 
Desarrollo 3.825.100,40 24 91.802.409,60 
SUBTOTAL PERFORACIÓN Y 
COMPLETACIÓN: 
 32 117.653.324,80 
Tabla 2.17  Inversiones de Perforación - Campo Drago  
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
 
2.10.5.2  Carreteras y vías de acceso 
En el 2007 se realizó la construcción de la vía de acceso al Pad del Drago-01 a 
un costo de USD 180,000.  En el 2008 se construyeron vías para el Pad Drago 
N1 y Drago E1, con un costo aproximado de 720,000 USD. No se planea 
construir más vías puesto que los pozos propuestos tienen un diseño 
direccional y se perforarán desde los mismos Pads.  
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2.10.5.3  Facilidades de producción 
 
2.10.5.3.1  Estación de producción Drago 2 
En la presente matriz de facilidades para la estación Drago 2, que está en el 
Well Pad del mismo nombre, se establece los equipos y el costo de los 
mismos, cuyos datos fueron tomados de diversas referencias y elaborados por 
la Unidad de Proyectos Especiales. 
A continuación se detalla cada uno de los ítems establecidos en la matriz de 
inversiones de facilidades para la estación Drago 2.  
 
Separadores de Prueba y de Producción 
 
Fig. 2.23. Separadores de Prueba y de Producción  
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
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Especificaciones Separador de Prueba. 
SEPARADOR  DE PRUEBA 
Capacidad: 10000 bbs/día 
Presión de diseño: 120 Psi 
Presión de operación: 26 Psi 
Temperatura de operación: 150°F 
EQUIPO COSTO 
RECIPIENTE:  219545 
INSTALACION ELECTRICA 14570 
TABLERO DE CONTROL 19491 
MEDIDORES DE FLUJO 41061 
INSTRUMENTACION 17073 
VALVULAS DE CONTROL 40725 
VALVULAS MANUALES 22535 
TOTAL 375000 
Tabla 2.18.  Especificaciones Separador de Prueba. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato ASINDEC. 
 
 
 
Especificaciones Separador de Producción. 
SEPARADOR  DE PRODUCCION 
Capacidad 20000 bbs/día 
Presión de diseño: 120 Psi 
Presión de operación: 26 Psi 
Temperatura de operación: 150°F 
EQUIPO COSTO 
RECIPIENTE:  295398 
INSTALACION ELECTRICA 14570 
TABLERO DE CONTROL 19491 
MEDIDORES DE FLUJO 47961 
INSTRUMENTACION 17749 
VALVULAS DE CONTROL 51333 
VALVULAS MANUALES 43389 
TOTAL 489891 
Referencia costos Contrato ASINDEC  
Tabla 2.19.  Especificaciones Separador de Producción. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato ASINDEC. 
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Bota de Gas. 
 
Fig. 2.24. Bota de Gas  
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
 
Especificaciones Bota de Gas 
BOTA DE GAS 25000BBS/DIA 
Norma: ASME IIIV 
Diametro: 1,8 
Altura 15 
Protección catódica Anodos de sacrificio 
Costo: 110000 
Tabla 2.20.  Especificaciones Bota de Gas. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato ASINDEC. 
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Tanque de lavado y de reposo. 
 
Fig. 2.25. Tanque de lavado y de reposo. 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
 
Especificaciones Tanque de Lavado. 
TANQUE DE LAVADO 10000 BLS 
Norma: API 650 
Diámetro: 15,242m 
Altura 9,76m 
Techo: Domo autosoportante 
Protección catódica Cama de ánodos, corriente impresa 
Sistema de separación: Difusor  interno 
Costo: 260000 
Tabla 2.21.  Especificaciones Tanque de Lavado. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato ASINDEC 
 
Especificaciones Tanque de Reposo 
TANQUE DE REPOSO 10000BBS 
Norma: API 650 
Diametro: 15,242m 
Altura 9,76m 
Techo: Domo autosoportante 
Protección catódica Cama de anodos, corriente impresa 
Costo: 215000 
Tabla 2.22.  Especificaciones Tanque de Reposo. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato ASINDEC 
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Mecheros Ecológicos. 
 
Fig. 2.26. Mecheros Ecológicos 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
 
Bombas Multifásicas de Transferencia. 
 
Fig. 2.27. Bombas Multifásicas de Transferencia. 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
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En la tabla 2.22 se resume los equipos y costos necesarios para las facilidades 
de superficie de la estación Drago 2 (anteriormente especificadas) a 
implementarse en el Campo Drago. 
FACILIDADES PARA LA ESTACION DRAGO 2 
EQUIPO COSTO 
SEPARADOR DE PRODUCCIÓN 489.891,0 
TRATADOR TERMICO 765.340,0 
SEPARADOR DE PRUEBA 375.000,0 
MECHERO ECOLOGICO 228.234,2 
TANQUE DE LAVADO 10000BBS 260.000,0 
TANQUE DE REPOSO 10000BBS 215.000,0 
BOTA DE GAS 25000BBS/DIA 110.000,0 
OLEODUCTO 10 3/4" DRAGO2-OLEODUCTO 
SHUSHUFINDI 
698.571,0 
LANZADOR DE PIG 10 3/4" ANSI 300 254.100,0 
RECIVIDOR DE PING 10 3/4" ANSI 300 254.100,0 
4 RECIVIDORES DE PING 6 5/8" ANSI 300 152.460,0 
4 RECIVIDORES DE PING 4 1/2" ANSI 300 101.640,0 
BOMBA DE TRANSFERENCIA DE CRUDO 572.000,0 
UNIDAD LACK 10.000 BPD. 364.000,0 
INYECCION DE QUIMICOS, BOBAS Y TUBERIA 50.000,0 
INSTALACION DE EQUIPOS ESTATICOS 44.934,0 
PREFABRICADO DE TUBERIA Y MONTAJE 120.000,0 
SAND BLASTING Y PINTURA  177.720,0 
PRUEBAS HIDROSTATICAS 55.000,0 
VALVULAS Y ACCESORIOS 587.930,5 
SOPORTES Y PIPE RACKS 71.158,0 
SUB TOTAL EQUIPOS 5.947.078,8 
Tabla 2.23.  Resumen Facilidades Estación Drago 2. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
 
2.10.5.3.2  Facilidades para los well pad 
Se establece la cantidad de tecnología, maquinaria y equipos que se requiere 
para que los pozos fluyan desde los pads de producción (Well Pad) hasta la 
Estación Drago 2, así como el costo de las mismas. A continuación se detalla 
cada uno de los rubros de acuerdo a la matriz de maquinaria y equipo para 
producción. 
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Manifold para Entrada de Pozos 
 
Fig. 2.28. Manifold para Entrada de Pozos. 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
 
Especificaciones Manifold para Entrada de Pozos 
MANIFOLD PARA 4 POZOS 
ITEM DIAMETRO COSTO 
1 6 5/8" 215040 
MANIFOLD 12 POZOS 
ITEM DIAMETRO COSTO 
1 10" 716800 
2 6 5/8" 645120 
Referencia costos Contrato SMARTPRO S.A -VHR 
Tabla 2.24.  Especificaciones Manifold para Entrada de Pozos. 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato SMARTPRO S.A -VHR 
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Lanzador y Receptor de Pigs 
 
Fig. 2.29. Lanzador y Receptor de Pigs 
Fuente: Departamento de Ingeniería PETROPRODUCCION 
 
Especificaciones Lanzador y Receptor de Pigs. 
LANZADO Y RECIVIDOR DE PINGS 
ANSI 300 
ITEM DIAMETRO COSTO 
1 10 3/4" 254100 
2 6 5/8" 152460 
3 4 ½" 101640 
Referencia costos Contrato SMARTPRO S.A -VHR 
Tabla 2.25.  Especificaciones Lanzador y Receptor de Pigs 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato SMARTPRO S.A -VHR 
 
FACILIDADES PARA LOS WELL PAD 
PAD 
MANIFOLD  
POZOS 
LANZADOR  
DE PIGS 6" 
LANZADOR  
DE PIGS 4" 
LINEA DE 
GRUPO 6" 
ENTERRADA 
LINEA DE 
PRUEBA 4" 
ENTERRADA 
INYECCION 
DE 
QUIMICOS 
TOTAL 
DRG 1 215.040,0 152.460,0 101.640,0 373.828,8 299.906,4 50.000,0 1.192.875,2 
DRG 
N1 
1.290.240,0 152.460,0 101.640,0 732.081,4 587.316,7 50.000,0 2.913.738,1 
DRG 
E1 
215.040,0 152.460,0 101.640,0 809.962,4 649.797,2 50.000,0 1.978.899,6 
TOTAL 
PADS 
1.720.320,0 457.380,0 304.920,0 1.915.872,6 1.537.020,3 150.000,0 6.085.512,9 
Tabla 2.26.  Especificaciones Facilidades Para los Well Pad 
Fuente: Proyectos Especiales DA. - Contrato ASINDEC 
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2.10.5.3  Protección del Medio Ambiente 
Petroproducción entrega ingentes recursos de dinero al Estado por la venta del 
crudo y por los impuestos a través de la ley 010, que retiene 1 US $ por cada 
barril producido para que sea entregado para el desarrollo de la Amazonía. Es 
indudable por lo tanto, que la explotación del Campo Drago ayudará al 
crecimiento socioeconómico del País y particularmente a la provincia de 
Sucumbíos, pero ineludiblemente se producirán reclamos sociales en la zona 
de operación para que muchas de sus necesidades sean satisfechas. 
 
En el campo de la economía ambiental existen dos corrientes filosóficas, unos 
que consideran que la calidad ambiental se puede valorar y que sus métodos 
de valoración intentan descubrir el valor que la sociedad le otorga a un bien y 
otros que simplemente consideran que los bienes naturales no tienen mercado 
y por lo tanto no tienen precio y que los métodos de valoración ambiental son 
muy subjetivos. 
La regulación ambiental obliga a todas las compañías petroleras a tener un EIA 
y el PMA antes de iniciar cualquier proyecto de explotación hidrocarburífera. 
Del EIA del Campo Drago realizado fundamentalmente se concluye lo 
siguiente: 
 Que los impactos ambientales son mínimos y que los puntos de estudio 
del Campo Drago fueron catalogados como zonas de sensibilidad 
ambiental baja, básicamente por el estado de conservación del área, ya 
que esencialmente son fincas con plantaciones de palma africana y 
pastizales con pequeños parches de vegetación secundaria. Lo que en 
otras palabras quiere decir que el hombre ya cambió hace mucho tiempo 
las condiciones iniciales del bosque primario y del entorno. 2 
 De las especies registradas, ninguna se encuentra dentro de alguna de 
las categorías de amenaza, o es endémica para Ecuador y tampoco hay 
evidencias de material arqueológico en la zona. 
                                                          
2 Estudio de impacto ambiental del Campo Drago realizado por la compañía Envirotec Cia Ttda. 
 
 124 
 
 
 Petroproducción construyó una vía de acceso al Campo Drago que 
mejorará las condiciones de transporte para las personas que habitan el 
área de operación, pues podrán sacar sus productos con mayor facilidad  
 La condición natural del aire no se verá afectada por la explotación 
petrolera ya que el proyecto prevé enviar todos los fluidos producidos 
(petróleo, agua, gas) hasta la estación central de Shushufindi, donde 
serán separados de acuerdo a las normas de la American Petroleum 
Institute API. 
 Para la protección del medio ambiente se realiza pasos que se deben 
cumplir para poder desarrollar el campo petrolero con una inversión para 
cada aspecto, siendo así el caso para este campo:  
 
PROTECCION AMBIENTAL 
Auditoría Ambiental del Campo 120.000 
Plan de manejo ambiental (manejo de desechos) 2.970.000 
Plan de contingencia 100.000 
Permisos ambientales 500.000 
SUBTOTAL PROTECCIÓN AMBIENTAL 3.690.000 
Tabla 2.27.  Costos de Protección Ambiental 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.10.6  Inversiones de producción 
Las inversiones que se realizaron para la producción del Campo Drago se 
detallan a continuación:   
PRODUCCIÓN  
PERFORACION Y COMPLETACIÓN 91.802.410 
Desarrollo (Relleno) 91.802.410 
FACILIDADES DE PRODUCCIÓN  4.359.548 
Líneas de flujo para nuevos pozos 1.760.000 
Construcción y montaje de estación de Reinyección 1.640.000 
Sistemas contra incendios 909.548 
Plantas de tratamiento de efluentes 50.000 
MANEJO AGUA DE FORMACIÓN 6.250.000 
Diseño, construcción y montaje de sistema cerrado de 
tratamiento de agua: 500.000 
Tanque gas cap 30000 bls 1.200.000 
Skimmer 200.000 
Bombas alta presión 12,000 bls 500.000 
Filtros 400.000 
Sedimentador 400.000 
Manifold alta presión 300.000 
Línea alta presión 1.050.000 
Tratamiento químico 200.000 
Protección catódica 500.000 
Sistema de medición y control 1.000.000 
Perforación Pozo Reinyector y Completación 0 
SISTEMAS DE APOYO  160.000 
Sistemas de control y comunicaciones 100.000 
Software   60.000 
SUBTOTAL PRODUCCIÓN 102.571.957 
Tabla 2.28.  Costos de Producción 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.11  ESQUEMA DE FACILIDADES DE PRODUCCIÓN 
Se determinó el diseño de un sistema de facilidades de producción mínimo a 
ser manejado desde la estación de producción ubicada en el Pad 2 del pozo 
Drago Este 1, la producción de fluido será desplazada hacia la estación 
Shushufindi Central, mediante bombas multifásicas, la contabilidad de la 
producción se la realizará utilizando medidores multifásicos y la calidad del 
fluido (BSW y API) producido será analizada en un laboratorio en la locación. 
A continuación se indica un gráfico esquemático de la ubicación de las 
facilidades de producción del campo Drago. 
Esquema de Facilidades del Campo Drago. 
 
 
Fig. 2.30. Esquema de Facilidades del Campo Drago 
Fuente: Departamento de Instrumentación PETROPRODUCCION 
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2.12  PERSONAL REQUERIDO 
Inicialmente durante la ejecución de las diferentes fases del proyecto 
Petroproducción dispondrá del personal técnico de planta, para que opere y 
supervise las actividades operativas. 
 
Una vez que el campo entre en producción, será necesario disponer del 
personal mínimo técnico y administrativo para la operación del campo como se 
detalla a continuación: 
REQUERIMIENTO DE MANO DE OBRA 
PERSONAL TÉCNICO COSTO MENSUAL ESCALA CANTIDAD 
Ing. Petróleos 2.919,0  18                 1  
Ing. Mantenimiento 2.919,0  18                  1  
Tec., en Mantenimiento de Equipos 1.579,0  9                  2  
Tec., en Instrumentación 1.579,0  9                  2  
Tec., Eléctrico 1.579,0  9                  1  
Mecánico 1.430,0  7                  1  
Operador de producción 1.430,0  7                  2  
Operador de oleoducto 1.430,0  7                  2  
Ayudante de producción 1.312,0  6                  2  
PERSONAL ADMINISTRATIVO MENSUAL ESCALA CANTIDAD 
Superintendente de Campo                      5.025,0   24                  1  
Asistente de Superintendente                      3.463,0   22                  1  
Secretaria                      1.416,0   7                  1  
PERSONAL DE SEGURIDAD MENSUAL ESCALA CANTIDAD 
Guardias                      1.146,0   4                  6  
Fuente: Investigacion directa de campo/2009   TOTAL  23  
Elaboracion: Proyectos Especiales DA.       
Tabla 2.29. Personal Requerido 
Fuente: Investigacion directa de campo/2009 
Elaborado por: Proyectos Especiales DA. 
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2.13  ANÁLISIS TÉCNICO-ECONÓMICO 
Las consideraciones preliminares sobre los aspectos físico técnicos del 
proyecto (localización, tamaño, ingeniería y tecnología) permite esbozar los 
requerimientos de instalación, los sistemas de operación y los programas de 
ejecución (especificación de actividades y recursos y su distribución en el 
tiempo). 
Con estos elementos de referencia, el estudio financiero del proyecto pretende, 
fundamentalmente, convertir los requerimientos a valores (generalmente 
monetarios), confrontarlos con los ingresos y establecer el balance asociada 
las fases de instalación, (inversiones) y de operación (costos e ingresos), lo 
cual se expresa en los llamados flujos financieros. 
En todo nuevo proyecto es indispensable considerar el análisis económico para 
de esta manera estimar los resultados a obtenerse en corto y largo plazo, en 
nuestro caso determinamos si el desarrollo del Campo Drago es 
económicamente rentable.  
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Fig. 2.31. Análisis Económico 
Fuente: Schlumberger Information Solutions 
 
2.13.1  Ingresos brutos 
Una adecuada estimación de los ingresos, se basaría en la producción de 
BPPD y el valor de comercialización, el número de barriles se estimaron a 
través del perfil de producción del campo y el precio a través de su 
comportamiento en el mercado. 
Para los escenarios de Precios del crudo de referencia WTI, a ser utilizados en 
esta Evaluación Económica, se tomó como base la proyección para los años 
2009 y 2010 de la empresa Energy Information Administration (EIA) en su 
reporte Short-Term Energy Outlook del 10 de marzo de 2009.  
Los precios variarán en función de la demanda de petróleo a nivel mundial, y 
en ese sentido la Organization for Economic Cooperation and Development 
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(OECD) es la encargada de negociar con los países productores de petróleo, 
regulando así en cierta medida la demanda de petróleo3.  
Por lo tanto el petróleo ecuatoriano siempre tendrá compradores en relación al 
mercado internacional, mientras exista suficiente demanda.  
 
Fig. 2.32. Análisis Económico y el precio del petróleo 
Fuente: Schlumberger Information Solutions 
El precio de venta se determina FOB en Balao, haciendo el ajuste por calidad 
de 1,5 $/Bl por cada grado de diferencia entre el crudo del Campo y el WTI1. 
Adicionalmente, se le deduce el costo de transporte desde Balao a Houston, 
estimado en 1,25 $/Bl.  
 
Gráfico 2.19. Escenarios WTI ($/Bl) 
Fuente: Energy Information Administration 
                                                          
3 www.eia.doe.gov 
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En base a las Gráficas 2.18 y 2.19, encontramos que los escenarios de precios 
utilizados en la evaluación del proyecto son viables, en cuanto que se observa 
una tendencia al alza en las curvas, y los valores más bajos fueron superados 
años atrás. 
 
Gráfico 2.20. Monthly Cushing 
Fuente: U.S. Energy Information Administration 
 
Gráfico 2.21. Weekly Ecuador Oriente Spot Price FOB 
Fuente: U.S. Energy Information Administration 
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Los ingresos generados por la venta de petróleo en los 3 escenarios 
propuestos se presentan a continuación 
  
PETRÓLEO 
INGRESOS INGRESOS INGRESOS  
AÑO 40 50 70 
  BLS/AÑO USD/BL USD/BL USD/BL 
2007 58.560 $        1,756,800.00 $        2,342,400.00 $        3,513,600.00 
2008 329.612 $        9,888,348.32 $      13,184,464.43 $      19,776,696.65 
2009 1.239.979 $      37,199,369.15 $      49,599,158.86 $      74,398,738.29 
2010 2.569.326 $      77,079,768.63 $    102,773,024.83 $    154,159,537.25 
2011 2.707.300 $      81,219,000.78 $    108,292,001.04 $    162,438,001.55 
2012 3.050.677 $      91,520,304.53 $    122,027,072.70 $    183,040,609.05 
2013 3.351.208 $    100,536,226.68 $    134,048,302.24 $    201,072,453.36 
2014 3.597.261 $    107,917,839.41 $    143,890,452.55 $    215,835,678.83 
2015 3.798.713 $    113,961,392.77 $    151,948,523.69 $    227,922,785.53 
2016 3.963.648 $    118,909,435.75 $    158,545,914.34 $    237,818,871.50 
2017 4.094.909 $    122,847,278.31 $    163,796,371.08 $    245,694,556.62 
2018 4.055.368 $    121,661,053.31 $    162,214,737.75 $    243,322,106.62 
2019 3.391.751 $    101,752,518.86 $    135,670,025.15 $    203,505,037.72 
2020 2.776.931 $      83,307,916.39 $    111,077,221.86 $    166,615,832.79 
2021 2.273.558 $      68,206,753.13 $      90,942,337.50 $    136,413,506.25 
2022 1.861.432 $      55,842,966.35 $      74,457,288.47 $    111,685,932.71 
2023 1.524.012 $      45,720,353.90 $      60,960,471.86 $      91,440,707.79 
2024 1.240.557 $      37,216,707.91 $      49,622,277.22 $      74,433,415.83 
2025 978.722 $      29,361,666.52 $      39,148,888.69 $      58,723,333.04 
2026 745.987 $      22,379,608.04 $      29,839,477.39 $      44,759,216.08 
2027 531.296 $      15,938,873.99 $      21,251,831.98 $      31,877,747.97 
2028 365.164 $      10,954,933.50 $      14,606,577.99 $      21,909,866.99 
2029 251.092 $        7,532,756.16 $      10,043,674.87 $      15,065,512.31 
2030 157.697 $        4,730,914.33 $        6,307,885.77 $        9,461,828.65 
2031 81.232 $        2,480,617.87 $        3,307,490.50 $        4,961,235.75 
 48.995.992 $  1,469,923,404.58 $  1,959,897,872.77 $  2,939,846,809.15 
 
Tabla 2.30. Ingresos a partir de los 3 escenarios 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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Gráfico 2.22. Ingresos brutos a partir de los 3 escenarios 
Elaborado por: Los Autores 
 
2.13.2  Amortización y costo total 
2.13.2.1  Requerimientos de Capital (CAPEX) 
Generalmente en un proyecto de inversión, la compra de edificios, equipos, 
vehículos, instalaciones de superficie, pozos, etc. son consideradas 
inversiones. Tienen además un valor residual y su valor contable va 
disminuyendo en la medida que se utiliza, mediante el concepto de 
“amortizaciones” (depreciación con el uso). 
Los egresos denominados inversiones tienen ciertos aspectos que los 
diferencian de los llamados gastos. La compra de bienes materiales tangibles o 
materiales cuya duración (vida útil) se estima será de un tiempo mayor al de un 
ejercicio contable puede suponerse una inversión.  
Para efectos de análisis económico – financiero, se ha establecido un horizonte 
de 25 años (periodo de vida útil del campo): 3 de instalación y 22 de operación. 
Los componentes depreciables del activo (inversiones tangibles) se 
depreciarán o amortizarán a partir de la iniciación de operaciones, por el 
método de línea recta (valores anuales iguales). 
 134 
 
La amortización de las inversiones de exploración, desarrollo y de producción 
se realiza en 25 años, con un valor anual de 7.909.748,52 USD.  
2.13.2.2  Costos de Operación (OPEX) 
Según el Régimen Contable de Hidrocarburos, los costos operacionales están 
constituidos por los costos directos, indirectos y gastos operacionales. 
Los costos directos incluyen: 
 sueldos del personal técnico y administrativo indispensable para el 
mantenimiento y operación del campo 
 gastos del personal del campo 
 materiales  y suministros para la extracción 
 reacondicionamiento y limpieza de pozos 
 mantenimiento de vías de acceso, de facilidades de producción, líneas 
de transferencia y oleoductos 
 estudios geológicos, yacimientos y desarrollo de campo 
 servicios técnicos de producción y 
Los costos indirectos abarcan:  
 costos de transporte aéreo y terrestre de empleados 
 costos de transporte de materiales 
 mantenimiento de carreteras 
 seguros de equipos e instalaciones 
 mantenimiento de campamentos 
 servicios de vigilancia y vehículos 
 alícuotas de depreciación 
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Los gastos operacionales constan de las siguientes actividades:  
 gastos de administración generales 
 comisiones de inspecciones técnicas 
 trabajadores por obra cierta 
 depreciación de equipos de oficina - edificios 
En base a estas consideraciones obtenemos el costo total 573,765 MM USD, el 
mismo que incluye costos de producción, costos de transporte y 
comercialización, depreciaciones, amortizaciones y contribuciones que se 
presentan en la tabla a continuación: 
    COSTOS DE VENTA    
  
AÑO 
 
COSTOS 
FIJOS 
COSTOS 
VARIABLES 
COSTOS 
ADMINIS 
LEY 010 
LEY 
040 
VAS 
TRANS 
Y 
COMER 
 
DEPRE 
 
AMORTI TOTAL 
COSTOS 
  
 
M US$ M US$ M US$ 1 USD/BL 
0,05 
USD/BL 0,22 USD/BL 
1,55  
USD/BL 
 
M US$ 
 
M US$ M US$ 
2007 280.4 296.9 483.4 58.6 2.9 12.9 90.8 7054.2 665.0 9110.2 
2008 280.4 462.4 483.4 329.6 16.5 72.5 510.9 7054.2 665.0 10804.5 
2009 280.4 1133.9 483.4 1240.0 62.0 272.8 1922.0 7054.2 665.0 16610.4 
2010 280.4 1801.5 483.4 2569.3 128.5 565.3 3982.5 7054.2 665.0 24775.6 
2011 280.4 2305.3 483.4 2707.3 135.4 595.6 4196.3 7054.2 665.0 26057.6 
2012 280.4 2808.7 483.4 3050.7 152.5 671.1 4728.5 7054.2 0.0 27832.6 
2013 280.4 3315.3 483.4 3351.2 167.6 737.3 5194.4 7054.2 0.0 30034.2 
2014 280.4 3821.5 483.4 3597.3 179.9 791.4 5575.8 7054.2 0.0 31928.1 
2015 280.4 4331.6 483.4 3798.7 189.9 835.7 5888.0 7054.2 0.0 33574.4 
2016 280.4 4842.1 483.4 3963.6 198.2 872.0 6143.7 7054.2 0.0 35015.2 
2017 280.4 5352.8 483.4 4094.9 204.7 900.9 6347.1 7054.2 0.0 36266.1 
2018 280.4 5530.8 483.4 4055.4 202.8 892.2 6285.8 7054.2 0.0 36221.2 
2019 280.4 5549.5 483.5 3391.8 169.6 746.2 5257.2 7054.2 0.0 32497.1 
2020 280.4 5239.8 483.5 2776.9 138.8 610.9 4304.2 7054.2 0.0 28719.8 
2021 280.4 5268.6 483.5 2273.6 113.7 500.2 3524.0 7054.2 0.0 25909.6 
2022 280.4 5304.5 483.5 1861.4 93.1 409.5 2885.2 7054.2 0.0 23621.1 
2023 280.4 5349.2 483.5 1524.0 76.2 335.3 2362.2 7054.2 0.0 21762.8 
2024 280.4 5398.0 483.5 1240.6 62.0 272.9 1922.9 7054.2 0.0 20212.8 
2025 280.4 4923.1 483.5 978.7 48.9 215.3 1517.0 7054.2 0.0 18261.2 
2026 280.4 4397.3 483.5 746.0 37.3 164.1 1156.3 7054.2 0.0 16422.8 
2027 280.4 4312.7 483.5 531.3 26.6 116.9 823.5 7054.2 0.0 15127.3 
2028 280.4 4261.7 483.5 365.2 18.3 80.3 566.0 7054.2 0.0 14139.4 
2029 280.4 4240.4 483.5 251.1 12.6 55.2 389.2 7054.2 0.0 13474.7 
2030 280.4 4213.9 483.5 157.7 7.9 34.7 244.4 7054.2 0.0 12921.4 
2031 280.4 4180.8 483.5 82.7 4.1 18.2 128.2 7054.2 0.0 12465.2 
 7009.9 98642.2 12086.3 138172.8 48997.4 2449.9 10779.4 75946.0 176356.2 573765.2 
Tabla 2.31. Costo Total para el Desarrollo del Campo Drago 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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Gráfico 2.23. Costos Totales para el Desarrollo del Campo Drago 
Elaborado por: Los Autores 
 
Gráfico 2.24. Punto de Equilibrio para un escenario de 40Usd/Bl 
Elaborado por: Los Autores 
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2.13.3  Flujo de fondos 
La herramienta típica de análisis económicos de proyectos es el flujo de caja, 
que combina (por sumas y restas) todos los ingresos por ventas y todos los 
egresos por gastos, inversiones, regalías e impuestos durante la vida del 
proyecto. El flujo de caja de un período (generalmente un mes o un año) puede 
ser positivo o negativo.  
2.13.3.1  Aspectos Fiscales 
Para el cálculo del Flujo de Fondos se utilizaron las siguientes premisas en 
relación a aspectos fiscales: 
2.13.3.1.1  Regalías de crudo.  
La Ley de Hidrocarburos en sus artículos 54 establece que las contratistas de 
prestación de servicios para la exploración y la explotación de hidrocarburos 
están exentos del pago de primas de entrada, derechos superficiarios, regalías 
y aportes en obras de compensación; debiendo pagar anualmente al estado, 
desde el inicio de la explotación, una contribución no reembolsable equivalente 
al 1 % del monto del pago por los servicios, previa deducción de la 
participación laboral y del impuesto a la renta, destinada a promover la 
investigación, el desarrollo y los servicios científicos y tecnológicos en el campo 
de Hidrocarburos y en general de la Minería por parte del Ministerio del Ramo. 
En el caso de este proyecto, PETROPRODUCCIÓN ha establecido que para 
todos los campos se utilice una regalía del 0 % por tratarse de una empresa 
Estatal 
2.13.3.1.2  Ley 10 (20).  
Esta ley establece, la creación del Fondo para el Eco Desarrollo Amazónico, 
que se incrementará con los ingresos provenientes del impuesto, equivalente a 
US$ 1,00 por cada barril que se extraiga en la región Amazónica y se 
comercialice en los mercados interno y externo 
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2.13.3.1.3  Ley 40.  
Crea el gravamen de cinco centavos de dólar por cada barril de petróleo que se 
transporte por el Oleoducto Transecuatoriano (SOTE), adicional a la tarifa de 
transporte, excluyéndose únicamente el destinado al consumo interno. Para el 
caso de este proyecto, se considerará como premisa que el crudo del campo 
evaluado, que se transporte por el SOTE, se destina a exportación. 
2.13.3.1.4  Remediación Ambiental y Desarrollo Comunal (VAS).  
Son impuestos establecidos para la remediación y para el desarrollo 
comunitario. En este proyecto se utilizará el valor suministrado por 
PETROPRODUCCIÓN, es decir se asumirá un valor de US$ 0,22 por barril 
producido, de acuerdo a lo establecido en el presupuesto 2009 de 
PETROECUADOR. 
En las evaluaciones económicas las premisas fiscales indicadas anteriormente 
se incluirán antes del cálculo de la Utilidad Neta. En el caso de este proyecto 
no se deduce 15% de participación de los trabajadores ni el Impuesto sobre la 
Renta de 25%, por tratarse de una empresa Estatal. 
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Ingresos por la venta de los barriles de petróleo a 40USD/BL 
 
  
PETRÓLEO 
INGRESOS  
AÑO   
  BLS/AÑO MUSD/BL 
2007 58.560 1756.8 
2008 329.612 9888.348 
2009 1.239.979 37199.37 
2010 2.569.326 77079.77 
2011 2.707.300 81219 
2012 3.050.677 91520.3 
2013 3.351.208 100536.2 
2014 3.597.261 107917.8 
2015 3.798.713 113961.4 
2016 3.963.648 118909.4 
2017 4.094.909 122847.3 
2018 4.055.368 121661.1 
2019 3.391.751 101752.5 
2020 2.776.931 83307.92 
2021 2.273.558 68206.75 
2022 1.861.432 55842.97 
2023 1.524.012 45720.35 
2024 1.240.557 37216.71 
2025 978.722 29361.67 
2026 745.987 22379.61 
2027 531.296 15938.87 
2028 365.164 10954.93 
2029 251.092 7532.756 
2030 157.697 4730.914 
2031 81.232 2480.618 
 
48.995.992 1469923 
Tabla 2.32. Ingresos por la venta de petróleo 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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Total de egresos  
 
    COSTOS DE VENTA    
  
AÑO 
 
COSTOS 
FIJOS 
COSTOS 
VARIABLES 
COSTOS 
ADMINIS 
LEY 010 
LEY 
040 
VAS 
TRANS 
Y 
COMER 
 
DEPRE 
 
AMORTI TOTAL 
COSTOS 
  
 
M US$ M US$ M US$ 1 USD/BL 
0,05 
USD/BL 0,22 USD/BL 
1,55  
USD/BL 
 
M US$ 
 
M US$ M US$ 
2007 280.4 296.9 483.4 58.6 2.9 12.9 90.8 7054.2 665.0 9110.2 
2008 280.4 462.4 483.4 329.6 16.5 72.5 510.9 7054.2 665.0 10804.5 
2009 280.4 1133.9 483.4 1240.0 62.0 272.8 1922.0 7054.2 665.0 16610.4 
2010 280.4 1801.5 483.4 2569.3 128.5 565.3 3982.5 7054.2 665.0 24775.6 
2011 280.4 2305.3 483.4 2707.3 135.4 595.6 4196.3 7054.2 665.0 26057.6 
2012 280.4 2808.7 483.4 3050.7 152.5 671.1 4728.5 7054.2 0.0 27832.6 
2013 280.4 3315.3 483.4 3351.2 167.6 737.3 5194.4 7054.2 0.0 30034.2 
2014 280.4 3821.5 483.4 3597.3 179.9 791.4 5575.8 7054.2 0.0 31928.1 
2015 280.4 4331.6 483.4 3798.7 189.9 835.7 5888.0 7054.2 0.0 33574.4 
2016 280.4 4842.1 483.4 3963.6 198.2 872.0 6143.7 7054.2 0.0 35015.2 
2017 280.4 5352.8 483.4 4094.9 204.7 900.9 6347.1 7054.2 0.0 36266.1 
2018 280.4 5530.8 483.4 4055.4 202.8 892.2 6285.8 7054.2 0.0 36221.2 
2019 280.4 5549.5 483.5 3391.8 169.6 746.2 5257.2 7054.2 0.0 32497.1 
2020 280.4 5239.8 483.5 2776.9 138.8 610.9 4304.2 7054.2 0.0 28719.8 
2021 280.4 5268.6 483.5 2273.6 113.7 500.2 3524.0 7054.2 0.0 25909.6 
2022 280.4 5304.5 483.5 1861.4 93.1 409.5 2885.2 7054.2 0.0 23621.1 
2023 280.4 5349.2 483.5 1524.0 76.2 335.3 2362.2 7054.2 0.0 21762.8 
2024 280.4 5398.0 483.5 1240.6 62.0 272.9 1922.9 7054.2 0.0 20212.8 
2025 280.4 4923.1 483.5 978.7 48.9 215.3 1517.0 7054.2 0.0 18261.2 
2026 280.4 4397.3 483.5 746.0 37.3 164.1 1156.3 7054.2 0.0 16422.8 
2027 280.4 4312.7 483.5 531.3 26.6 116.9 823.5 7054.2 0.0 15127.3 
2028 280.4 4261.7 483.5 365.2 18.3 80.3 566.0 7054.2 0.0 14139.4 
2029 280.4 4240.4 483.5 251.1 12.6 55.2 389.2 7054.2 0.0 13474.7 
2030 280.4 4213.9 483.5 157.7 7.9 34.7 244.4 7054.2 0.0 12921.4 
2031 280.4 4180.8 483.5 82.7 4.1 18.2 128.2 7054.2 0.0 12465.2 
 7009.9 98642.2 12086.3 138172.8 48997.4 2449.9 10779.4 75946.0 176356.2 573765.2 
Tabla 2.33. Egresos del proyecto 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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Flujo de fondos 
          
  
AÑO 
 
INGRESO 
 
COSTOS 
FIJOS 
COSTOS 
VARIABLES 
COSTOS 
ADMINIS 
COSTOS 
DE 
VENTAS 
 
DEPRE 
 
AMORTI TOTAL 
COSTOS 
UTILIDAD 
BRUTA 
  
 
M US$ 
 
M US$ M US$ M US$ 
  
M US$ 
 
M US$ M US$ M US$ 
2007 1756.8 280.4 296.9 483.4 165.1 7054.2 665.0 9110.2 -7188.3 
2008 9888.348 280.4 462.4 483.4 929.5 7054.2 665.0 10804.5 13.4 
2009 37199.37 280.4 1133.9 483.4 3496.7 7054.2 665.0 16610.4 24085.7 
2010 77079.77 280.4 1801.5 483.4 7245.5 7054.2 665.0 24775.6 59549.7 
2011 81219 280.4 2305.3 483.4 7634.6 7054.2 665.0 26057.6 62796.0 
2012 91520.3 280.4 2808.7 483.4 8602.9 7054.2 0.0 27832.6 72290.6 
2013 100536.2 280.4 3315.3 483.4 9450.4 7054.2 0.0 30034.2 79952.4 
2014 107917.8 280.4 3821.5 483.4 10144.3 7054.2 0.0 31928.1 86134.0 
2015 113961.4 280.4 4331.6 483.4 10712.4 7054.2 0.0 33574.4 91099.3 
2016 118909.4 280.4 4842.1 483.4 11177.5 7054.2 0.0 35015.2 95071.8 
2017 122847.3 280.4 5352.8 483.4 11547.6 7054.2 0.0 36266.1 98128.8 
2018 121661.1 280.4 5530.8 483.4 11436.1 7054.2 0.0 36221.2 96876.0 
2019 101752.5 280.4 5549.5 483.5 9564.7 7054.2 0.0 32497.1 78820.2 
2020 83307.92 280.4 5239.8 483.5 7830.9 7054.2 0.0 28719.8 62419.1 
2021 68206.75 280.4 5268.6 483.5 6411.4 7054.2 0.0 25909.6 48708.6 
2022 55842.97 280.4 5304.5 483.5 5249.2 7054.2 0.0 23621.1 37471.1 
2023 45720.35 280.4 5349.2 483.5 4297.7 7054.2 0.0 21762.8 28255.3 
2024 37216.71 280.4 5398.0 483.5 3498.4 7054.2 0.0 20212.8 20502.3 
2025 29361.67 280.4 4923.1 483.5 2760.0 7054.2 0.0 18261.2 13860.4 
2026 22379.61 280.4 4397.3 483.5 2103.7 7054.2 0.0 16422.8 8060.5 
2027 15938.87 280.4 4312.7 483.5 1498.3 7054.2 0.0 15127.3 2309.8 
2028 10954.93 280.4 4261.7 483.5 1029.8 7054.2 0.0 14139.4 -2154.7 
2029 7532.756 280.4 4240.4 483.5 708.1 7054.2 0.0 13474.7 -5233.9 
2030 4730.914 280.4 4213.9 483.5 444.7 7054.2 0.0 12921.4 -7745.8 
2031 2480.618 280.4 4180.8 483.5 233.2 7054.2 0.0 12465.2 -9751.4 
 1469923 7009.9 98642.2 12086.3 138172.8 75946.0 176356.2 573765.2 1034331.0 
 
Tabla 2.34. Utilidad Bruta del Desarrollo del Campo Drago 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
 
2.13.4  Resumen del análisis técnico-económico 
Para el análisis económico del campo Drago, se utilizó hojas de cálculo 
elaboradas en Excel y previamente se definió parámetros fijos y variables. 
Para este análisis se tomo en cuenta las reservas probadas de 59.847.469 Bls 
y se parte de la producción proyectada de 32 pozos. 
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2.13.4.1  Parámetros fijos 
 
Reservas probadas = 59,85 MM BLS 
API = 28.9 º 
Costo de transporte = 1,50 USD/BL 
Costo de comercialización = 0.05 USD/BL 
Período de amortización Inv. de Exp. y Desa. = 25 años 
Porcentaje para empleados = 0 % 
Inversiones de Exploración =  6,98 MM USD 
Inversiones de Desarrollo = 38,84 MM USD 
Inversiones de Producción = 102,57 MM USD 
Inversiones Totales = 152,07 MM USD 
Número de pozos productores = 32 
 
2.13.4.2  Parámetros variables 
Como parámetros variables en este estudio tenemos la producción de petróleo 
y el precio referencial de petróleo. 
La producción de petróleo varía en función del tiempo como se observa en el 
perfil de producción del campo, debido a la declinación que tienen los 
yacimientos. 
Para el presente proyecto se tomo el precio referencial del petróleo (WTI) de 
40, 50 y 70 USD/BL, en base a la proyección para los años 2009 y 2010 de la 
empresa Energy Information Administration. 
2.13.4.3   Resultados 
Se realizó el análisis económico en base a tres escenarios de precios: 
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2.13.4.3.1  Escenario 1 
Para los cálculos económicos se realizaron 3 escenarios, para el primero se 
utiliza un precio referencial de 40Usd/Bl, obteniéndose los siguientes 
resultados: 
FLUJO NETO DE FONDOS AL CABO DE LOS 25 AÑOS   TOTAL 
+ VENTAS US$  $  1,469,923,404.58  
- COSTOS FIJOS TOTALES US$  $        7,009,885.05  
- COSTOS VARIABLES US$  $      98,642,185.90  
- COSTOS ADMINISTRATIVOS US$  $      12,086,340.00  
- COSTO DE VENTAS US$  $    138,172,800.03  
LEY 010 US$  $      48,997,446.82  
LEY 040 US$  $        2,449,872.34  
Remediación Ambiental y Desarrollo Comunal (VAS) US$  $      10,779,438.30  
COSTO TRANSPORTE Y COMERCIALIZACION (SOTE: 1,55  US$/BL) US$  $      75,946,042.57  
- DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
- AMORTIZACIONES (5 AÑOS)    $        3,325,000.00  
= UTILIDAD BRUTA US$  $  1,034,330,980.46  
- 15% DE TRABAJADORES (EMPRESA PUBLICA NO ENTREGA EL 15%) US$  $                        -    
= UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS US$  $  1,034,330,980.46  
- 25% DE IMPUESTO A LA RENTA US$  $    266,601,254.89  
= UTILIDAD NETA US$  $    767,729,725.57  
+ DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
+ AMORTIZACIONES (5 AÑOS) US$  $        3,325,000.00  
+ VENTA DE ACTIVOS US$  $            45,000.00  
+ RECUPERACION DEL CAPITAL DE TRABAJO US$  $            52,200.00  
- INVERSIONES INICIALES US$  $    152,075,024.63  
- REINVERSIONES US$  $            55,000.00  
+ VALOR RESIDUAL US$  $            10,100.00  
= FLUJO NETO DE FONDOS  US$   $    795,388,214.07  
 
Tasa de 
descuento (%) 12.0% 
 
Precio FOB 
petróleo, (US$/Bl)  $                    40.0  
 
Diferencial WTI, 
US$/Bl  $                    10.0  
 
TIR, % 338.6% 
 
VAN, US$  $    247,719,075.68  
 
Relación 
Beneficio/Costo: 3.11 
Tabla 2.35. Escenario 1 (40Usd/Bl) 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
 144 
 
2.13.4.3.2  Escenario 2 
En el segundo escenario se utiliza un precio referencial de 50Usd/Bl, 
obteniéndose los siguientes resultados: 
FLUJO NETO DE FONDOS AL CABO DE LOS 25 AÑOS   TOTAL 
+ VENTAS US$  $  1,959,897,872.77  
- COSTOS FIJOS TOTALES US$  $        7,009,885.05  
- COSTOS VARIABLES US$  $      98,642,185.90  
- COSTOS ADMINISTRATIVOS US$  $      12,086,340.00  
- COSTO DE VENTAS US$  $    138,172,800.03  
LEY 010 US$  $      48,997,446.82  
LEY 040 US$  $        2,449,872.34  
Remediación Ambiental y Desarrollo Comunal (VAS) US$  $      10,779,438.30  
COSTO TRANSPORTE Y COMERCIALIZACION (SOTE: 1,55  US$/BL) US$  $      75,946,042.57  
- DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
- AMORTIZACIONES (5 AÑOS)    $        3,325,000.00  
= UTILIDAD BRUTA US$  $  1,524,305,448.65  
- 15% DE TRABAJADORES (EMPRESA PUBLICA NO ENTREGA EL 15%) US$  $                        -    
= UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS US$  $  1,524,305,448.65  
- 25% DE IMPUESTO A LA RENTA US$  $    387,181,109.71  
= UTILIDAD NETA US$  $  1,137,124,338.94  
+ DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
+ AMORTIZACIONES (5 AÑOS) US$  $        3,325,000.00  
+ VENTA DE ACTIVOS US$  $            45,000.00  
+ RECUPERACION DEL CAPITAL DE TRABAJO US$  $            52,200.00  
- INVERSIONES INICIALES US$  $    152,075,024.63  
- REINVERSIONES US$  $            55,000.00  
+ VALOR RESIDUAL US$  $            10,100.00  
= FLUJO NETO DE FONDOS  US$   $  1,164,782,827.44  
 
Tasa de descuento 
(%) 12.0% 
 
Precio FOB 
petróleo, (US$/Bl)  $                    50.0  
 
Diferencial WTI, 
US$/Bl  $                    10.0  
 
TIR, % 687.2% 
 
VAN, US$  $    371,707,078.50  
 
Relación 
Beneficio/Costo: 4.55 
 
Tabla 2.36. Escenario 2 (50Usd/Bl) 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.13.4.3.3  Escenario 3 
Para el tercer escenario se utiliza un precio referencial de 70Usd/Bl, 
obteniéndose los siguientes resultados: 
FLUJO NETO DE FONDOS AL CABO DE LOS 25 AÑOS   TOTAL 
+ VENTAS US$  $  2,939,846,809.15  
- COSTOS FIJOS TOTALES US$  $        7,009,885.05  
- COSTOS VARIABLES US$  $      98,642,185.90  
- COSTOS ADMINISTRATIVOS US$  $      12,086,340.00  
- COSTO DE VENTAS US$  $    138,172,800.03  
LEY 010 US$  $      48,997,446.82  
LEY 040 US$  $        2,449,872.34  
Remediación Ambiental y Desarrollo Comunal (VAS) US$  $      10,779,438.30  
COSTO TRANSPORTE Y COMERCIALIZACION (SOTE: 1,55  US$/BL) US$  $      75,946,042.57  
- DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
- AMORTIZACIONES (5 AÑOS)    $        3,325,000.00  
= UTILIDAD BRUTA US$  $  2,504,254,385.03  
- 15% DE TRABAJADORES (EMPRESA PUBLICA NO ENTREGA EL 15%) US$  $                        -    
= UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS US$  $  2,504,254,385.03  
- 25% DE IMPUESTO A LA RENTA US$  $    629,992,885.91  
= UTILIDAD NETA US$  $  1,874,261,499.12  
+ DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
+ AMORTIZACIONES (5 AÑOS) US$  $        3,325,000.00  
+ VENTA DE ACTIVOS US$  $            45,000.00  
+ RECUPERACION DEL CAPITAL DE TRABAJO US$  $            52,200.00  
- INVERSIONES INICIALES US$  $    152,075,024.63  
- REINVERSIONES US$  $            55,000.00  
+ VALOR RESIDUAL US$  $            10,100.00  
= FLUJO NETO DE FONDOS  US$   $  1,901,919,987.63  
 
Tasa de descuento 
(%) 12.0% 
 
Precio FOB 
petróleo, (US$/Bl)  $                    70.0  
 
Diferencial WTI, 
US$/Bl  $                    10.0  
 
TIR, % 6500.4% 
 
VAN, US$  $    619,551,642.13  
 
Relación 
Beneficio/Costo: 7.43 
Tabla 2.37. Escenario 3 (70Usd/Bl) 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.13.4.3.4  Resumen de alternativas escenarios de precios 
 
PARAMETRO UNIDAD Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 
Producción total con inversión BLS. 48,757,062 48,757,062 48,757,062 
Producción Promedio Anual: BPPA 1,950,282 1,950,282 1,950,282 
Precio FOB petróleo (US$/Bl) 40.00 50.00 70.00 
Total de Inversiones, US$ US$ 152,075,024.63 152,075,024.63 152,075,024.63 
Total Gastos Operativos + 
Inversiones, US$ US$ 294,094,624.09 294,094,624.09 294,094,624.09 
Costo de producción unitario $/BL 11.12 19.08 34.78 
Índice Inversión/Producción: (US$/Bl) 3.12 3.12 3.12 
Relación Beneficio/Costo:   3.11 4.55 7.43 
TIR % 338.60% 687.24% 6500.39% 
VAN US$ 247,719,076 371,707,078 619,551,642 
UTILIDAD NETA US$ 795,388,214.07 1,164,782,827.44 1,901,919,987.63 
Tabla 2.38. Resumen de los 3 escenarios 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
Además se realizó el análisis económico en base a dos escenarios de pérdidas 
de producción, suponiendo que por factores externos no se logre recuperar los 
barriles de petróleo proyectados: 
2.13.4.3.5  Escenario 4 
Suponiendo que no se recuperará un 10% del total de producción proyectada, 
conservando el precio de barril del petróleo en $40. 
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FLUJO NETO DE FONDOS AL CABO DE LOS 25 AÑOS   TOTAL 
+ VENTAS US$  $  1,322,931,064.12  
- COSTOS FIJOS TOTALES US$  $        7,009,885.05  
- COSTOS VARIABLES US$  $      98,642,185.90  
- COSTOS ADMINISTRATIVOS US$  $      12,086,340.00  
- COSTO DE VENTAS US$  $    124,355,520.03  
LEY 010 US$  $      44,097,702.14  
LEY 040 US$  $        2,204,885.11  
Remediación Ambiental y Desarrollo Comunal (VAS) US$  $        9,701,494.47  
COSTO TRANSPORTE Y COMERCIALIZACION (SOTE: 1,55  US$/BL) US$  $      68,351,438.31  
- DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
- AMORTIZACIONES (5 AÑOS)    $        3,325,000.00  
= UTILIDAD BRUTA US$  $    901,155,920.00  
- 15% DE TRABAJADORES (EMPRESA PUBLICA NO ENTREGA EL 15%) US$  $                        -    
= UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS US$  $    901,155,920.00  
- 25% DE IMPUESTO A LA RENTA US$  $    234,150,001.69  
= UTILIDAD NETA US$  $    667,005,918.31  
+ DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
+ AMORTIZACIONES (5 AÑOS) US$  $        3,325,000.00  
+ VENTA DE ACTIVOS US$  $            45,000.00  
+ RECUPERACION DEL CAPITAL DE TRABAJO US$  $            52,200.00  
- INVERSIONES INICIALES US$  $    152,075,024.63  
- REINVERSIONES US$  $            55,000.00  
+ VALOR RESIDUAL US$  $            10,100.00  
= FLUJO NETO DE FONDOS  US$   $    694,664,406.81  
 
Tasa de 
descuento (%) 12.0% 
 
Precio FOB 
petróleo, (US$/Bl)  $                    40.0  
 
Diferencial WTI, 
US$/Bl  $                    10.0  
 
TIR, % 263.0% 
 
VAN, US$  $    213,834,842.96  
 
Relación 
Beneficio/Costo: 2.87 
 
Tabla 2.39.Escenarion 4 (10% que no se recupera a 40Usd/Bl) 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.13.4.3.6  Escenario 5 
Suponiendo que no se recuperará un 20% del total de producción proyectada, 
conservando el precio de barril del petróleo en $40. 
FLUJO NETO DE FONDOS AL CABO DE LOS 25 AÑOS   TOTAL 
+ VENTAS US$  $  1,175,938,723.66  
- COSTOS FIJOS TOTALES US$  $        7,009,885.05  
- COSTOS VARIABLES US$  $      98,642,185.90  
- COSTOS ADMINISTRATIVOS US$  $      12,086,340.00  
- COSTO DE VENTAS US$  $    110,538,240.02  
LEY 010 US$  $      39,197,957.46  
LEY 040 US$  $        1,959,897.87  
Remediación Ambiental y Desarrollo Comunal (VAS) US$  $        8,623,550.64  
COSTO TRANSPORTE Y COMERCIALIZACION (SOTE: 1,55  US$/BL) US$  $      60,756,834.06  
- DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
- AMORTIZACIONES (5 AÑOS)    $        3,325,000.00  
= UTILIDAD BRUTA US$  $    767,980,859.55  
- 15% DE TRABAJADORES (EMPRESA PUBLICA NO ENTREGA EL 15%) US$  $                        -    
= UTILIDAD ANTES DE IMPUESTOS US$  $    767,980,859.55  
- 25% DE IMPUESTO A LA RENTA US$  $    201,846,657.06  
= UTILIDAD NETA US$  $    566,134,202.48  
+ DEPRECIACIONES US$  $    176,356,213.14  
+ AMORTIZACIONES (5 AÑOS) US$  $        3,325,000.00  
+ VENTA DE ACTIVOS US$  $            45,000.00  
+ RECUPERACION DEL CAPITAL DE TRABAJO US$  $            52,200.00  
- INVERSIONES INICIALES US$  $    152,075,024.63  
- REINVERSIONES US$  $            55,000.00  
+ VALOR RESIDUAL US$  $            10,100.00  
= FLUJO NETO DE FONDOS  US$   $    593,792,690.99  
 
Tasa de 
descuento (%) 12.0% 
 
Precio FOB 
petróleo, (US$/Bl)  $                    40.0  
 
Diferencial WTI, 
US$/Bl  $                    10.0  
 
TIR, % 195.6% 
 
VAN, US$  $    179,934,567.76  
 
Relación 
Beneficio/Costo: 2.60 
 
Tabla 2.40. Escenario 5 (20% que no se recupera a 40Usd/Bl) 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
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2.13.4.3.7  Resumen de alternativas escenarios de producción 
 
PARAMETRO UNIDAD Escenario 1 Escenario 2 Escenario 3 
Producción total con inversión BLS. 48,757,062 43,881,356 39,005,650 
Producción Promedio Anual: BPPA 1,950,282 1,755,254 1,560,226 
Precio FOB petróleo (US$/Bl) 40.00 40.00 40.00 
Total de Inversiones, US$ US$ 152,075,024.63 152,075,024.63 152,075,024.63 
Total Gastos Operativos + 
Inversiones, US$ US$ 294,094,624.09 294,094,624.09 294,094,624.09 
Costo de producción unitario $/BL 11.12 9.91 8.38 
Índice Inversión/Producción: (US$/Bl) 3.12 3.47 3.90 
Relación Beneficio/Costo:   3.11 2.87 2.60 
TIR % 338.60% 262.97% 195.63% 
VAN US$ 247,719,076 213,834,843 179,934,568 
UTILIDAD NETA US$ 795,388,214.07 694,664,406.81 593,792,690.99 
Tabla 2.41. Resumen de los escenarios 4 y 5 
Fuente: Proyectos Especiales DA. 
Elaborado por: Los Autores 
 
2.14   FACTIBILIDAD DEL PROYECTO 
Para que exista la perspectiva de un proyecto, éste debe ser rentable, es decir 
que el análisis del flujo de caja del proyecto indique que para las inversiones, 
los incrementos de gastos operativos y los incrementos de producción, los 
indicadores económicos cumplen con los objetivos definidos por la Empresa. 
La evaluación económica se basa en el criterio del valor actual neto (VAN) y la 
tasa interna de retorno (TIR), los cuales determinarán la puesta en marcha o 
abandono del proyecto. Un proyecto es económicamente rentable cuando: 
 El valor actual neto (VAN) es mayor que cero 
 La tasa interna de retorno (TIR) es mayor a la tasa de actualización. 
La tasa de descuento que el departamento financiero de 
PETROPRODUCCIÓN contempla en sus proyectos es del 12.00% 4 anual y del 
1.00% mensual. 
Dadas estas premisas de evaluación, el Proyecto de Implementación del 
Desarrollo del Campo Drago resulta rentable incluso en el escenario más 
                                                          
4 TASAS DE DESCUENTO PARA LOS PROYECTOS DE PETROPRODUCCION. 
DEPARTAMENTO FINANCIERO 
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pesimista, haciendo referencia a un precio de barril de petróleo de 40 USD, 
donde se obtiene un TIR de 338.6 %, superando en gran medida a la tasa de 
actualización y un VAN igual a 247 719 076, como se aprecia en las Gráficas 
2.20 y 2.21. 
En los escenarios más optimistas se observa (Gráficas 2.20 y 2.21) los 
indicadores destacan aún más la factibilidad del proyecto, esto se debe 
principalmente a que no se considera deducciones por regalías, participación 
laboral, por tratarse de una empresa del Estado. 
 
Gráfico 2.25. Proyección TIR en tres escenarios de precio del petróleo 
Elaborado por: Los Autores 
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Gráfico 2.26. Proyección VAN en tres escenarios de precio del petróleo 
Elaborado por: Los Autores 
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CAPÍTULO III 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
3.1   CONCLUSIONES 
 
1. El óptimo desarrollo del Campo Drago mediante métodos apropiados y 
tecnología de punta, incrementará la producción de petróleo en un 
3.76% de la producción actual de PETROPRODUCCIÓN que es de 
186.000 BLS. 
 
2. La implementación de un Plan de Negocios para el Desarrollo del 
Campo petrolero Drago, el cual posee un alto potencial hidrocarburífero,  
permite un mejor manejo de la producción, recursos y talento humano. 
 
3. La obtención del modelo geológico para el cálculo del POES, que es el 
parámetro técnico más importante para la evaluación económica, está 
basado en una integración de la información obtenida, generada y 
analizada de la parte estructural, geológica y de reservorios. 
  
4. Las reservas probadas totales calculadas para el campo, luego de 
aplicar un factor de recobro del 30% al POES, están en el orden de 
59.846.800 Bls estimado en base al volumen contenido en las dos 
estructuras representativas del campo: Drago 1 y Drago NE. 
 
5. Las inversiones totales del campo Drago alcanzan los 152,07 MM USD,  
donde 6,98 MM USD representan inversiones de Exploración, 38,84 MM 
USD corresponden a inversiones de Desarrollo y 102,57 MM USD son 
de Producción. 
 
6. Los indicadores económicos muestran que la rentabilidad del desarrollo 
del Campo Drago es sumamente alta, incluso en el escenario más 
pesimista de precio (40 USD/BL) y que se recupere únicamente el 80% 
del total de petróleo proyectado. El precio hasta el cual se puede 
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producir el campo obteniendo rentabilidad es de 21 USD/BL, 
obteniéndose un TIR de 17.36%, bajo este precio el VAN es menor a 
cero. 
 
7. El proyecto es sensible a los niveles de precios del petróleo pero los 
pronósticos prevén una subida de precios en el mediano plazo de los 
precios del crudo WTI, ratificando la viabilidad del proyecto. 
 
8. El mejor método de explotación es por medio del Bombeo 
Electrosumergible, este permite minimizar gastos operativos y maximizar 
la recuperación económica de hidrocarburos de los yacimientos. 
 
9. La decisión de explotar el Campo Drago es acertada, ya que la zona no 
presenta bienes naturales que sean puestos en peligro por la actividad 
hidrocarburífera. Además, de las especies registradas, ninguna se 
encuentra dentro de alguna de las categorías de amenaza, o es 
endémica para Ecuador y tampoco hay evidencias de material 
arqueológico en la zona. 
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3.2   RECOMENDACIONES 
 
1. Implementar en el Ecuador un plan de negocios para desarrollar campos 
petroleros para poder coordinar las actividades entre las diferentes áreas 
de trabajo de PETROECUADOR. 
 
2. Gestionar los recursos necesarios para la aplicación del estudio del plan 
de negocios debido a la alta rentabilidad del proyecto que se pone de 
manifiesto en los distintos escenarios económicos de la explotación del 
Campo petrolero Drago.  
 
3. Priorizar la  perforación de un pozo de avanzada para confirmar la 
estructura e incorporar reservas probadas al campo y de conformidad a 
los resultados presentar una reforma al plan de desarrollo. 
 
4. Fomentar el proyecto para explotar el Campo Drago ya que el proyecto 
tiene viabilidad financiera. 
 
5. Analizar el nivel de costos administrativos, ya que la venta del crudo la 
realiza Petroecuador y ese costo debe reflejarse en la estructura de los 
costos operativos de Petroproducción. 
 
6. Profundizar con el plan de manejo ambiental para el Campo Drago y 
respetar los aspectos socio-culturales de la zona. 
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3.4 ANEXOS 
 
 
3.4.1  PRUEBA OFICIAL 
 
 
POZO   :  DRAGO – 01 
 
ESTIMATIVO  : 2554 
 
Ingeniero 
Fausto Jara M. 
SUBGERENTE DE OPERACIONES 
Quito. 
 
La fecha 02 de Noviembre del 2007 ha sido designada como la de 
completación para el pozo antes indicado, con los siguientes resultados de 
prueba de producción: 
 
FECHA          ARENA      METODO      BFPD     BPPD      BSW       API       PC 
 
17-Sep-07      Napo “Hs”    PPH             264           0           100 %        -         Ctk 
 
23-Sep-07      Napo “T”      PPH             480          293          39 %     33.0      Ctk 
 
01-Oct-07      Napo“Ui”      PPH              888          879           1 %      27.9      Ctk 
 
09-Oct-07     Napo“Us”      PPH              600          588           2 %     28.01     Ctk 
 
17-Oct-07   “Basal Tena”       PPH          72             -            100 %       -         Ctk 
 
 
Todo trabajo será finalizado tan pronto como sea posible, cargándolo a este 
estimativo. 
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3.4.2  DIAGRAMA DEL POZO DRAGO-01 
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3.4.3  CRONOGRAMA DE INVERSIONES 
FASE USD años 2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015 2016 2017 2018 
Exploración y Desarrollo:               
Sísmica 3D alta resolución 50.000 1 50.000            
Estudio de ingeniería básica y detalle 200.000 1 200.000            
Subtotal Exploración y Desarrollo: 250.000  250.000 - - - - - - - - - - - 
Perforación y completación:               
Exploratorio 6.725.413 3 2.241.804 2.241.804 2.241.804          
Avanzada 19.125.502 2   15.300.402  3.825.100        
Desarrollo 91.802.410 10    11.475.301 7.650.201 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 3.825.100 
Reinyector - -             
Subtotal Perforación y completación: 117.653.325  2.241.804 2.241.804 17.542.206 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 3.825.100 
Facilidades de Producción y trabajos de 
ingeniería: 
              
Estación de producción Drago 5.947.079 1    5.947.079         
Facilidades para WELL PAD 6.085.513 1    6.085.513         
Líneas de flujo para nuevos pozos 1.760.000 1    1.760.000         
Construcción y montaje de estación de 
Reinyección 
1.640.000 1    1.640.000         
Accesorios y equipos para la Subestación 
69 Kv 
1.443.814 2    433.144 1.010.670        
Accesorios y equipos para la Subestación 
13,8 kV 
1.166.186 2    349.856 816.330        
Líneas de transmisión eléctricas 560.000 1    560.000         
Sistemas contra incendios 909.548 1    909.548         
Sistemas de control y comunicaciones 100.000 1    100.000         
Plantas de tratamiento de efluentes 50.000 1    50.000         
Auditoría Ambiental del Campo 120.000 1    120.000         
Plan de manejo ambiental (manejo de 
desechos) 
2.970.000 1    2.970.000         
Plan de contingencia 100.000 1    100.000         
Subtotal Facilidades Producción: 22.852.140  - - - 21.025.140 1.827.000 - - - - - - - 
Obras Civiles e Instalaciones               
 160 
 
Construcción plataformas y piscinas 1.250.000 1    1.250.000         
Caseta de guardia y de contraincendios 25.000 1    25.000         
Caseta de bomba de químicos 16.000 1    16.000         
Caseta de equipos de superficie 
(transformadores, variadores, filtros) 
25.000 1    25.000         
Construcción de vía de acceso a 
plataforma 
900.000 1    900.000         
Campamentos 12.010 1    12.010         
Obras Civiles Subestación  69 kV - 13,8 kV 690.000 2    207.000 483.000        
Construcción de oficina Producción 210.000 1    210.000         
Construcción oficinas Exploración y 
Desarrollo 
100.000 1    100.000         
Laboratorio: Adecuación oficina 7.000 1    7.000         
Subtotal Obras Civiles e Instalaciones: 3.235.010  - - - 2.752.010 483.000 - - - - - - - 
Manejo de Agua               
Sistema cerrado de tratamiento de agua: 500.000 1     500.000        
Tanque gas cap 30000 bls 1.200.000 1     1.200.000        
Skimmer 200.000 1     200.000        
Bombas alta presión 12,000 bls 500.000 1     500.000        
Filtros 400.000 1     400.000        
Sedimentador 400.000 1     400.000        
Manifold alta presión 300.000 1     300.000        
Línea alta presión 1.050.000 1     1.050.000        
Tratamiento químico 200.000 1     200.000        
Protección catódica 500.000 1     500.000        
Sistema de medición y control 1.000.000 1     1.000.000        
Subtotal Manejo de Agua: 6.250.000  - - - - 6.250.000 - - - - - - - 
Muebles, Enseres y otros:               
Escritorios 2.500 1    2.500         
Sillas 1.000 1    1.000         
Estantes 2.500 1    2.500         
Mesa de reuniones 900 1    900         
Sillones escritorios 3.000 1    3.000         
 161 
 
Laboratorio: Mobiliario 500 1    500         
Impresoras 600 1    600         
Infocus 2.000 1    2.000         
Computadora portátil 4.800 1    4.800         
Software 60.000 1    60.000         
Vehículos 231.750 1    231.750         
Permisos ambientales 500.000 1    500.000         
Capacitación 75.000 1    75.000         
Gastos de puesta en marcha 5.000 1    5.000         
Repuestos y accesorios 945.000 1    945.000         
Subtotal Muebles, Enceres y otros: 1.834.550  - - - 1.834.550 - - - - - - - - 
Total Inversiones: 152.075.025  2.491.804 2.241.804 17.542.206 37.087.001 20.035.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 11.475.301 3.825.100 
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3.4.4 LISTA DE ABREVIACIONES 
API: Unidad de medida de la calidad del petróleo 
Bg: Factor volumétrico del gas 
BHT: Temperatura a fondo del hueco 
Bnm: Bajo nivel del mar 
Bob: Factor volumétrico del petróleo en el punto de burbuja  
Boi: Factor volumétrico del petróleo inicial 
BAPD: Barriles de agua por día 
BFPD: Barriles de fluido por día 
Bl: Barril 
BPPD: Barriles de petróleo por día 
BSW: Contenido de agua y sedimentos 
Cob: Compresibilidad en el punto de burbuja 
Coi: Compresibilidad inicial 
EIA: Estudio de impacto ambiental 
EMR, RTE: Elevación de la mesa rotaria 
Factor z: Factor de compresibilidad 
Fr: Factor de recobro 
GLE: Elevación del suelo 
GOR: Relación Gas-Petróleo 
LIP: Límite inferior probado  
MD: Profundidad medida 
Pb: Presión de burbuja 
PMA: Plan de manejo ambiental 
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POES, N: Petróleo original en sitio 
PVT: Análisis de Presión, Volumen y Temperatura 
Q: Caudal 
Qo: Caudal de petróleo 
Qw: Caudal de agua 
Rm: Resistividad del lodo 
Rmf: Resistividad del filtrado de lodo 
Rmc: Resistividad de la costra de lodo 
Rs: Relación de solubilidad 
Sw: Saturación de agua 
THE: Tiempo de evaluación 
TVD: Profundidad vertical 
VSH: Volumen de arcilla 
 
 
   
